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INTRODUCCIÓN 
 
 
 
El objetivo de esta tesis es analizar cual método de recuperación mejorada de petróleo es aplicable 
para la arena Napo T Inferior en el campo Tiguino, considerando el análisis de la declinación de 
producción, por lo que se hace necesario implementar nuevos métodos de recuperación mejorada 
de petróleo. 
 
Se realiza un análisis comparativo de los parámetros o criterios técnicos de cada método de 
recuperación mejorada comparándola con las características que se tiene en el campo Tiguino para 
la arena Napo T Inferior. 
 
Mediante este análisis comparativo se determina el método aplicable al área de estudio del campo. 
Con el estudio realizado se determina que la inyección de agua con polímeros, como el método de 
recuperación mejorada de petróleo, puede incrementar la producción de petróleo en el área 
seleccionada del campo. 
 
En el primer capítulo se realiza el planteamiento, la descripción del problema a estudiar, los 
objetivos la hipótesis, factibilidad y accesibilidad, así como el diseño metodológico. 
 
En el segundo  capítulo se ha realizado una descripción general del campo Tiguino, así como la 
ubicación geográfica, descripción general de su geología y estratigrafía, las características de la 
roca y fluido, la situación actual de la producción de la arena en estudio. 
 
En el tercer capítulo se describe los fundamentos teóricos de los métodos de  recuperación 
mejorada de petróleo, así como los parámetros o criterios técnicos de cada método de recuperación 
mejorada, descripción general de cada método. 
 
En el cuarto capítulo se analiza los cambios a efectuarse en el fluido del método de recuperación 
mejorada de la selección aplicable en la formación Napo T Inferior del campo Tiguino, los análisis 
comparativos de los diferentes métodos de recuperación mejorada comparándolos con los 
parámetros que se tienen, los análisis de los criterios para la aplicación de la inyección de agua con 
polímeros y el análisis de factibilidad de la aplicación del método de recuperación mejorada por 
inyección de agua con polímeros delimitando el área de aplicación mediante modelos matemáticos 
para predecir la recuperación de petróleo. 
 
 
 
 
2 
 
En el quinto capítulo se realiza una evaluación económica del análisis de factibilidad de la 
aplicación de inyección de agua con polímeros con el incremental de producción, considerando los 
costos que deben ser considerados para la implementación del proyecto de recuperación mejorada 
mediante la inyección de agua con polímeros. 
 
En el sexto capítulo se presentan las conclusiones y recomendaciones finales del proyecto. 
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CAPÍTULO I 
 
 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
1.1.1. ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
 
¿Qué resultados se obtendrán después de seleccionar el mejor método de recuperación mejorada 
aplicable para incrementar las reservas y aumentar la producción en la formación Napo “T” Inferior 
del campo Tiguino? 
 
1.1.2. ENUNCIADO DEL TEMA 
 
Estudio de alternativas de recuperación mejorada para el incremento de reservas y aumento 
sostenido de la producción de petróleo en la formación Napo “T” Inferior del campo Tiguino. 
 
1.1.3. DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
 
Uno de los procesos mejor conocidos e implementados en la recuperación secundaria de petróleo a 
nivel mundial es la inyección de agua, Se lo utiliza para suministrar la energía requerida al 
reservorio para barrer los hidrocarburos remanentes, aumentando la saturación de agua y 
disminuyendo la saturación de petróleo. Sin embargo, este método de recuperación, no es tan 
eficiente en el barrido, dejando petróleo móvil remanente y sin afectar la saturación de petróleo 
residual,  debido a diferentes problemas como inyectividad, canalización, digitación viscosa y por 
dificultades de desplazamiento resultantes de las fuerzas capilares. 
 
Por lo que se han desarrollados diferentes métodos de recuperación mejorada de petróleo para 
mejorar el recobro. 
 
Con el presente estudio se pretende identificar y seleccionar el método de recuperación mejorada 
más idóneo para posibilitar el incremento de reservas y aumentar la producción en la formación 
Napo T Inferior  mediante la utilización de parámetros y/o criterios técnicos para un análisis de 
selección y analogías de los diferentes métodos de recuperación mejorada aplicables  para el campo 
Tiguino. 
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1.1.4. JUSTIFICACIÓN 
 
Debido a que la explotación de Hidrocarburos se la viene efectuando desde hace décadas, lo que 
conlleva la disminución de la energía del reservorio y la reducción de la saturación de petróleo 
móvil cuyo resultado es la vigente declinación de la producción. Para enfrentar a la declinación es 
necesario intervenir en el yacimiento, mediante el suministro de energía y materiales; por un lado 
suministrar energía al reservorio mediante la inyección de agua, y de ser el caso inyectar 
conjuntamente con el agua materiales como surfactantes, polímeros, gases con dióxido de carbono 
y microorganismos especializados. 
 
 
1.1.5. OBJETIVOS 
 
1.1.5.1. OBJETIVO GENERAL 
 
• Seleccionar la mejor alternativa de recuperación mejorada aplicable para la formación 
Napo “T” Inferior del campo Tiguino para incorporar reservas recuperables y aumentar la 
producción de la formación en estudio. 
 
 
1.1.5.2. OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
 
• Conocer las diferentes propiedades de las rocas, propiedades de los fluidos, propiedades 
del sistema roca – fluido. 
• Construir  una base de datos petrofísicos, producción y reservorio de la Arena Napo T 
Inferior del campo Tiguino. 
• Clasificar los métodos de recuperación mejorada de petróleo, según sus parámetros o 
criterios técnicos de selección. 
• Analizar los parámetros o criterios técnicos para cada método de recuperación mejorada. 
• Construir una base de criterios técnicos de la Arena Napo T Inferior. 
• Establecer una pre-selección de los métodos aplicables a la arena Napo T Inferior  y una 
selección del método  más idóneo que se debe aplicar.  
• Estudio teórico de la aplicación de la inyección de  Surfactante / Polímero. 
• Analizar la factibilidad de la aplicación de Recuperación Mejorada por medio de la 
inyección de agua con polímeros. 
• Identificar y describir ensayos de laboratorios necesarios para el método seleccionado. 
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• Realizar una predicción de la producción por Recuperación Mejorada. 
• Analizar la factibilidad económica de la Recuperación Mejorada. 
 
 
1.1.6. FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
 
El presente proyecto es factible de realizarse porque se cuenta con el talento humano que son: el 
estudiante investigador, ingenieros, técnicos, operadores; además del tiempo suficiente para su 
ejecución, se cuenta con Bibliografía y Webgrafía para profundizar en el análisis del presente 
proyecto.  
 
Este proyecto es accesible debido a que cuenta con las autorizaciones por parte del la empresa 
privada que permite brindar la información y las herramientas necesarias para el desarrollo del 
proyecto. 
 
1.1.7. HIPÓTESIS 
 
La selección del método de recuperación mejorada va incorporar reservas  de la formación Napo 
“T” Inferior del campo Tiguino; permitirá obtener un mejor factor de recobro y así tener una mejor 
producción en el área de estudio. 
 
1.1.8. DISEÑO METODOLÓGICO 
 
1.1.8.1. MÉTODOS Y TÉCNICAS 
 
Las técnicas a utilizarse en el presente proyecto será un análisis geológico, estratigráfico, estudio de 
tipo de reservorio, propiedades de los fluidos, propiedades de la roca y propiedades del sistema 
roca – fluido, para poder tener los parámetros del reservorio y con el estudio de los diferentes 
métodos de recuperación mejorada, se realizara un screening para la selección del método aplicable 
a la formación en estudio y se realizará una análisis de factibilidad de la inyección de agua con 
polímeros en un área seleccionada para su aplicación, mediante el efecto de la movilidad del agua 
mejorando el proceso de desplazamiento incrementando la viscosidad del agua. 
 
Se estudió la información geológica, la data de producción, propiedades de los fluidos y los 
parámetros petrofísicos del reservorio Napo T Inferior con lo cual se generó una base con los datos 
más relevantes para definir criterios técnicos preponderantes en el yacimiento. Se escogió los datos 
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más importantes de acuerdo al estudio de textos actualizados de Recuperación Mejorada de 
Petróleo e Ingeniería de Petróleos. 
 
Para la pre-selección de métodos EOR aplicables a la arenisca Napo T Inferior se realizó un 
análisis comparativo entre los criterios técnicos de cada método y aquellos existentes en el 
reservorio. Al seleccionar el método EOR aplicable se analizó sus problemas al aplicar el método 
que podría ser aplicable en el área de estudio. 
 
Con el método seleccionado se realizó un análisis de factibilidad para la aplicación en un área de 
estudio seleccionada por la continuidad de la arena mediante ecuación de flujo fraccional y avance 
frontal para tener una predicción del comportamiento de la inyección de agua en sistemas lineales. 
 
Mediante la predicción de petróleo recuperado modificando la viscosidad del agua mediante 
polímeros, se obtuvo un incremental de crudo con este método de recuperación mejorada y su 
factibilidad económica en el área seleccionada. 
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CAPÍTULO  II 
 
DESCRIPCIÓN GENERAL DEL BLOQUE TIGUINO 
 
2.1. UBICACIÓN GEOGRÁFICA 
 
El Bloque Tiguino se encuentra localizado en la parte central de la Cuenca Oriente, en la subcuenca 
Napo, aproximadamente a 107 Km, al sur del río Napo, en las provincias de Orellana y Pastaza, A 
7 Km en línea recta al Sureste del Bloque Cononaco,  como se muestra en la figura 2.1, teniendo 
como límites los vértices, que se muestran en la tabla 2.1. 
 
Figura 2.1. : Ubicación del Campo Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ESTE 
 
NORTE 
 
280.225.857 
 
9.880.436.882 
 
290.225.857 
 
9.880.436.882 
 
290.225.857 
 
9.855.436.882 
 
280.225.857 
 
9.855.436.882 
Tabla 2.1. : Coordenadas UTM del Bloque Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
 
Al Bloque Tiguino le corresponde un área de aproximadamente de 250 Km2.  
 
Figura 2.2. : Mapa de Ubicación de los Pozos. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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2.2. RESEÑA HISTÓRICA1
 
El Bloque Tiguino fue descubierto en Julio de 1971 con la perforación del pozo exploratorio 
Tiguino 01, realizado por la compañía Anglo – Ecuadorian Oil Field Limited. 
 
Perteneció originalmente a la Corporación Estatal Petrolera Ecuatoriana, (CEPE), la cual en el año 
1990 pasó a ser Petroecuador, durante este período se perforaron seis pozos verticales, para 
producir de los reservorios Hollín Principal y Arenisca Napo T Inferior en el Campo Tiguino y  un 
pozo vertical en el Campo Cachiyacu, este pozo inicio su producción desde el 2009 del reservorio 
Napo U Inferior. 
 
En el año 2000, la compañía Petrocol nueva operadora del Campo Tiguino perforó el pozo Tiguino 
01 side track horizontal, el cual produce hasta la actualidad del Reservorio Napo T Inferior. 
 
A partir del año 2001 la compañía canadiense Petrobell Inc. – Rio Alto Exploration, asume la 
operación del campo perforando tres pozos horizontales, tres direccionales y cinco side track. 
 
La operadora Petrobell Inc. Grantmining S.A. Que forma parte del Grupo Synergy E & P Ecuador, 
en el año 2005 perforó dos pozos direccionales y un side track, en el 2006 perforó dos pozos 
horizontales, un direccional y cinco side track y en el año 2007 se perforó tres pozos direccionales. 
 
A partir de enero del 2011 por la renegociación de los contratos petroleros con el Estado 
Ecuatoriano. El Campo Tiguino cambia su denominación de Campo a Bloque Tiguino. 
 
Hasta el momento se han perforado un total de veintiún pozos y doce side track, en los tres campos 
Tiguino Norte, Tiguino Central y Cachiyacu, que conforman el Bloque. 
 
 
Los niveles productores corresponden a los reservorios Napo T Inferior (Gas en solución),  Hollín 
Superior  (Gas en solución), Hollín Principal (Empuje Hidráulico) y Napo U Inferior (Gas en 
solución), los cuales actualmente  generan una producción aproximada de 3.000 BPPD. 
 
Siendo las de mayor aporte Napo T Inferior y Hollín Principal. A continuación se describen los 
pozos productores de las diferentes arenas productoras del bloque. 
 
 
                                                          
1 PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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POZOS PRODUCTORES DE LA FORMACIÓN NAPO T INFERIOR 
POZOS  TIPO LEVANTAMIENTO 
TIGUINO 1 HZST1 SIDE TRACK HORIZONTAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
TIGUINO 2 ST1 SIDE TRACK DIRECCIONAL  BOMBEO HIDRAÚLICO 
TIGUINO 6 HZST1 SIDE TRACK HORIZONTAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
TIGUINO 13 HZST2 SIDE TRACK HORIZONTAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
TIGUINO 20 DIRECCIONAL BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
TIGUINO 8 HZ HORIZONTAL BOMBEO HIDRÁULICO 
POZOS PRODUCTORES DE LA FORMACIÓN HOLLÍN PRINCIPAL 
POZOS TIPO LEVANTAMIENTO 
TIGUINO 7 HZST1 SIDE TRACK HORIZONTAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
TIGUINO 16 DIRECCIONAL BOMBEO HIDRÁULICO 
TIGUINO 17 HZST1 SIDE TRACK HORIZONTAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
POZOS PRODUCTORES DE LA FORMACIÓN HOLLÍN SUPERIOR 
POZOS TIPO LEVANTAMIENTO 
TIGUINO 12 DIRECCIONAL BOMBEO HIDRÁULICO 
TIGUINO 19 DIRECCIONAL BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
POZOS PRODUCTORES DE LA FORMACIÓN NAPO T SUPERIOR 
POZOS TIPO LEVANTAMIENTO 
TIGUINO 4 VERTICAL  BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE 
POZOS PRODUCTORES DE LA FORMACIÓN NAPO U 
POZOS TIPO LEVANTAMIENTO 
CACHIYACU  1 VERTICAL  BOMBEO MECÁNICO (ROTAFLEX) 
Tabla 2.2. : Pozos Productores de las Diferentes Arenas Productoras. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
En el 2006, Petrobell Inc. Grantmining, implementó con éxito el proyecto de recuperación 
secundaria en la arena Napo T Inferior para incrementar la presión del yacimiento y  por 
consiguiente el aumento de producción.  
 
En el Bloque se realiza inyección de agua al reservorio Napo T Inferior como método de 
recuperación mejorada, además se reinyecta a la formación Tiyuyacu. Los pozos inyectores se 
muestran en la tabla 2.3. 
 
 
POZOS INYECTORES DE LA FORMACIÓN NAPO T INFERIOR 
POZOS INYECTORES TIPO 
TIGUINO 5 VERTICAL 
TIGUINO 11 DIRECCIONAL 
POZOS REINYECTORES DE LA FORMACIÓN TIYUYACU 
POZOS REINYECTORES TIPO 
TIGUINO 10 HZST3 SIDE TRACK HORIZONTAL  
TIGUINO 14 DIRECCIONAL 
TIGUINO 15 DIRECCIONAL 
Tabla 2.3. : Pozos Inyectores y Reinyectores. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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Se inició con el pozo  Tiguino 05  convertido a inyector desde el 2006. Este da soporte de presión 
al yacimiento desde el sur de la estructura, su efecto es directo en los pozos Tiguino 01 HZST1 y 
Tiguino 06 HZST1. Actualmente se inyectan aproximadamente 3.400 BAPD. 
 
El pozo Tiguino 11, fue convertido en inyector en julio del 2009 con el fin de ayudar al 
mantenimiento de la presión del yacimiento Napo T Inferior en el área central de la estructura. 
Actualmente se encuentra inyectando aproximadamente 6.300 BAPD y su efecto se evidencia en 
un incremento de presión en los pozos cercanos, Tiguino 02 ST1, Tiguino 13 HZST2 y Tiguino 20. 
 
 
2.3. CARACTERÍSTICAS GEOLÓGICAS DE LA FORMACIÓN NAPO “T 
INFERIOR” 
 
2.3.1. ESTRUCTURA2
 
La Estructura Tiguino Central constituye un anticlinal asimétrico alargado con un eje orientado en 
el sentido Norte – Sur de 5.9 Km. de largo y 1.9 Km. de ancho aproximadamente y que forma parte 
de la prolongación hacia el sur del eje estructural Auca - Cononaco. 
 
No existen fallas cretácicas que afecten a la estructura, solamente el extremo Nor - Occidental del 
bloque se encuentra afectado por una falla inversa de tipo regional que se extiende desde el Pre – 
Hollín hasta parte de la Formación Tiyuyacu, esta falla es la que controla la estructura del Bloque 
Cononaco. El Registro Sísmico de la figura 2.3, se observa que la secuencia cretácica y post – 
cretácica no ha sido afectada por fallamiento. 
 
La estructura Tiguino Central consta del nivel arenoso inferior, llamado Arena de Canal, el cual 
presenta muy buen desarrollo hacia el centro-sur de la estructura, acuñándose hacia el norte. Este es 
el principal nivel productivo de este yacimiento. En la figura 2.4. Se muestra el mapa estructural de 
la arenisca Napo T Inferior. En el ANEXO 1, se muestran los mapas estructurales al tope de los 
diferentes intervalos arenosos. 
 
 
 
 
 
 
 
                                                          
2 PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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Figura 2.3. : Línea Sísmica In Line 223. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos.
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Figura 2.4. : Mapa Estructural al Tope de la Arenisca Napo T Inferior. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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2.3.2. ESTRATIGRAFÍA Y LITOLOGÍA3
 
El Bloque Tiguino se presenta bien desarrollada la secuencia estratigráfica cretácica con las 
formaciones Hollín y Napo y terciaria con las formaciones Tena, Tiyuyacu, Orteguaza y el 
Indiferenciado que corresponde a las capas someras del Mio - Plioceno. Ninguno de los pozos 
perforados en el Bloque Tiguino ha alcanzado el Pre - Cretácico. En la figura 2.5, muestra la 
columna estratigráfica generalizada. En el ANEXO 2, se muestra la columna estratigráfica. 
 
 
Figura 2.5. : Columna Estratigráfica. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
                                                          
3 PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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La formación Napo, suprayace en forma concordante a la formación Hollín. Consiste en una 
potente serie de calizas y lutitas de color gris a negro, intercaladas con capas de areniscas. Esta 
formación fue depositada en un ambiente de plataforma estable. 
 
Las calizas y lutitas son muy fosilíferas por lo que se las considera como rocas madre o 
generatrices de hidrocarburos en la Cuenca. Estas se formaron en un periodo de transgresión 
marina. En cambio las areniscas “T” y “U” y en menor cantidad las “M-2” y “M-1”, son rocas 
reservorio y se depositaron en un periodo de regresión. 
 
Hacia el Este de la cuenca la formación se torna más detrítica, al extremo se presenta únicamente 
arenosa, lo que corresponde a una serie del borde del Escudo Guayano – Brasileño. 
 
A esta formación se la ha dividido en cuatro unidades, las cuales están delimitadas por diferentes 
ciclos de sedimentación, su depositación se debería a cuatro secuencias sedimentarias transgresivas 
– regresivas, cada una separada por hiatos a veces erosivos. Siendo estas: 
 
 Napo Basal: Localizada en la Zona Subandina y en el sureste de la Cuenca, se inicia con la 
Caliza “C”, continua con lutitas negras las cuales en el tope presentan una secuencia estrato 
creciente de margas y calizas denominadas “T” y finaliza con las areniscas “T”. la depositación 
de esta unidad se debería a un primer ciclo sedimentario transgresivo – regresivo. 
 
 Napo Inferior: Formada por las calizas “B” y el intervalo “U”. Las calizas “B” se inician con 
lutitas y areniscas, continúan con un banco de calizas masivas y terminan con calizas y lutitas. 
El intervalo “U” está formado por las lutitas y areniscas “U”. esta secuencia correspondería a un 
nuevo y mayor ciclo sedimentario transgresivo – regresivo, terminado por el hiato estratigráfico 
mayor del Cenomaniano Superior. 
 
 Napo Medio: Constituida por las calizas “A” y “M-2” que corresponderían a dos secuencias de 
transgresión y progradación de plataforma carbonatada respectivamente. 
 
 Napo Superior: Conformada por las calizas “M-1” localizadas principalmente en la Zona 
Subandina; además lutitas y areniscas “M-1”. 
 
La formación Napo está ubicada entre el Albiano y el Campaniano. 
 
 
 
 
16 
 
2.3.2.1. Yacimiento Napo T4
2.3.2.1.1. Génesis 
 
 
La caída del nivel del mar durante el Albiano Superior genera un drenaje erosivo correspondiente a 
una red de valles incisos, subsecuentemente rellenados durante un nuevo evento transgresivo que 
dio origen a las areniscas T Inferior o Principal. Su distribución se caracteriza por sistemas 
fluviales con influencia estuariana y/o mareal que alcanza la parte central de la Cuenca Oriente. 
Sobreyaciendo y desarrollados a lo largo de toda la Cuenca, están los depósitos transgresivos 
correspondientes al miembro T Superior, Formado por areniscas glauconíticas, calco – arenitas y 
lutitas. 
 
 
Figura 2.6. : Ciclo Sedimentario II (Albiano Superior-Cenomaniano Medio). 
Fuente: La cuenca oriente: geología y petróleo, Patrice Baby, Marco Rivadeneira, Roberto Barragán. 
 
 
En el bloque Tiguino el yacimiento Napo T consiste predominantemente de capas de areniscas, 
intercaladas con capas de lutitas. 
 
Napo T Inferior5
                                                          
4 PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
5 PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
: 
 
Consiste en  una secuencia de capas de arenisca con diferentes características de roca, intercaladas 
con capas de lutita.  
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Hacia el tope y la zona media  se tienen tres niveles arenosos de poco espesor, no continuos, de 
regulares características petrofísicas separados por capas de lutita.  
 
Hacia la base se desarrolla el mejor nivel arenoso de este yacimiento, que corresponde  a un relleno 
de canal, el cual presenta buenas características de roca y continuidad en las zonas central  y sur de 
la Estructura Tiguino Central.  
 
La arena de canal es el principal nivel productivo de este yacimiento y es en donde se ha 
implementado la recuperación secundaria. En el ANEXO 3, se muestran los cortes estratigráfico N 
– S y NO – SE. 
Bajo esta aparece una arenisca de grano medio a grueso, compacta y sin presencia de hidrocarburos 
 
En forma general la descripción litológica de este yacimiento es: 
 
 Arenisca: cuarzosa, gris clara, café clara, blanca, subtransparente a subtranslúcida, grano muy 
fino a fino menor grano medio, friable a suelta, subredondeada a subangular, clasificación 
regular, matriz arcillosa, cemento calcáreo, porosidad no visible. Con manchas y puntos de 
hidrocarburo café oscuro, no presenta fluorescencia natural, corte lento nuboso blanco 
amarillento, anillo residual delgado blanco amarillento con luz ultravioleta, no visible anillo 
residual con luz natural. Pobre muestra de hidrocarburo.  
 
 Lutita: gris oscura, negra, moderadamente firme a firme, laminar  a sublaminar, físil, astillosa, 
quebradiza, no a levemente calcárea. 
 
2.3.3. FACIES 
 
“Las Facies es un conjunto de características litológicas y paleontológicas que definen una unidad 
estratigráfica o conjunto de estratos. Se hace extensivo el uso de este término para denominar al 
conjunto de características genéticas reinantes durante el depósito, que quedan reflejadas en los 
materiales y pueden ser deducidas de su estudio litológico y paleontológico”.6
 
 
 
Las facies consisten en una sucesión sedimentaria o conjuntos de cuerpos sedimentarios que se 
interpretan como acumulados en un ambiente sedimentario. Las facies constituyen un elemento útil 
para poder describir los atributos que poseen las rocas sedimentarias. 
                                                          
6 Gressly, A. (1838), http://es.scribd.com/doc/126185972/Leccion-4-FACIES-Y-ASOCIACIONES-DE-
FACIES. 
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Las litofacies son cuerpos de roca sedimentaria con características específicas, se puede definir por 
su color, estructuras, composición, textura, fósiles y arquitectura sedimentaria, como se muestra en 
la figura 2.7. 
 
En el ANEXO 4, se muestran los mapas de facies de los diferentes intervalos arenosos de Napo T 
Inferior. 
 
 
Figura 2.7. : Tipos de Litofacies. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada de Petróleo, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, 
Universidad Central Ecuador. 
 
 
 
2.3.4. PROPIEDADES PETROFÍSICAS DE LA ROCA 
 
2.3.4.1. Espesores Netos 
 
El espesor neto de una arena petrolífera productora es la parte del espesor bruto del yacimiento que 
contribuye al recobro de petróleo. 
 
2.3.4.2. Porosidad y Gargantas Porales 
 
2.3.4.2.1. Porosidad 
 
La porosidad (Φ) es la característica física más conocida de un yacimiento de petróleo. La 
porosidad es una medida de la capacidad de almacenamiento de fluidos que posee una roca y se 
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define como la fracción del volumen total de una muestra que está ocupada por poros o espacios 
vacíos que puedan almacenar fluido. 
 
Los factores que afectan la porosidad son: 
 
 Escogimiento de los granos. Cuando los granos son más uniformes mayor es la porosidad. 
 Arreglo de granos. La simetría influye en el valor de la porosidad, mientras menos simetría 
existe más afecta la porosidad 
 Cementación. Resta el espacio poroso a ser ocupado por hidrocarburos. 
 Presencia de grietas y cavidades. Factores que favorecen la porosidad. 
 Consolidación. Mientras menos acercamiento entre las rocas, mayor será la porosidad. 
 
Al observar por un microscopio una roca se observa la porosidad de la misma, en la figura 2.8, se 
muestra de color turquesa la parte no sólida, la matriz o la parte solida es de color marrón. 
 
 
Figura 2.8. : Porosidad. 
Fuente: Recopilación Técnica de Ingeniería de Yacimientos, Halliburton. 
 
 
2.3.4.2.2. Gargantas Porales 
 
La garganta poral se conoce al espacio interconectado entre poro y poro que permite el paso de los 
fluidos petróleo y agua. En un yacimiento se tienen una infinidad de interconexiones las mismas 
que se las conoce como lazo de flujo o lazo poroso, en la figura 2.9, se muestra la división de un 
fluido A que fluye en el medio poroso para unirse en el punto B, de esta forma el fluido forma un 
lazo poroso. 
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Figura 2.9. : Garganta Poral. 
Fuente: www.rockclub2012.wikispaces.com. 
 
En un medio poroso real se tiene millones de lazos porosos, algunos pueden existir combinados en 
paralelo y otros combinados en serie. 
 
En la figura 2.10, se muestra dos casos de distribución de fluidos en el primero está en un medio de 
un solo fluido donde no existen interfaces ni efectos capilares mientras que en el segundo se tiene 
un medio de dos fluidos donde si existe interfaces y presiones capilares. 
 
 
Figura 2.10. : Distribución de Fluidos. 
Fuente: www.rockclub2012.wikispaces.com. 
 
 
2.3.4.2.3. Clasificación de la Porosidad 
 
La clasificación de la porosidad se la puede realizar en base a la conectividad que existe entre los 
espacios porosos. 
 
a) Porosidad Absoluta 
 
Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca este o no interconectado. Una 
roca puede tener una porosidad absoluta considerable y aun no tener conductividad a fluidos 
debidos a la falta de intercomunicación de los poros. 
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b) Porosidad Efectiva 
 
Es aquella que considera solamente a aquellos espacios porosos que se encuentran interconectados 
entre sí. Es la más importante debido a que esta se utiliza en los cálculos de ingeniería de 
reservorios y representa el espacio poroso que contiene hidrocarburos recuperables. 
 
La porosidad efectiva es una función de muchos factores litológicos como tamaño de grano, 
empaquetamiento de los granos, cementación, meteorización, cantidad y clase de arcilla e 
hidratación de la misma. Desde el punto de vista económico, los yacimientos con baja porosidad 
generalmente no son explotables. En la tabla 2.4, nos indica los rangos de la porosidad, para poder 
conocer si el yacimiento es productivo. 
 
Porosidad Evaluación Cualitativa 
< 5, Despreciable 
5, - 10,  Pobre 
10, - 15, Razonable 
15, - 20, Bueno 
20, - 30,  My Bueno 
> 30, Excelente 
Fuente: Recopilación Técnica Ingeniería de Yacimientos, Halliburton. 
Tabla 2.4. : Rango de Porosidad en las Rocas Reservorios. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Se elaboró una gráfica 2.1, para conocer la tendencia de la porosidad  en los registros eléctricos de 
cada pozo perforado a lo largo de la arenisca Napo T Inferior  del campo Tiguino, la tendencia de 
porosidades muestra que va alrededor de 16 %. En el ANEXO 5, se muestran los mapas de 
porosidad de los diferentes intervalos arenosos de Napo T Inferior. 
 
 
Gráfica 2.1. : Porosidad por Pozos. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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2.3.4.3. Permeabilidad 
 
Es una propiedad de la roca que representa la capacidad que presenta la roca para permitir el flujo 
de fluidos a través de la misma, cuando se le aplica un gradiente de presión sin deteriorar la 
estructura interna o desplazar las partículas. Los factores que afectan a la permeabilidad son: el 
tamaño y distribución de las partículas, y la porosidad efectiva de las rocas. La unidad de la 
permeabilidad es en Darcy y se simboliza con k. 
 
2.3.4.3.1. Ley de Darcy 
 
Dice que en un medio poroso tiene una Permeabilidad (K) de un Darcy cuando un fluido de una 
sola fase con una viscosidad (μ) de un centipoise y que llena el espacio intergranular, fluye a través 
del mismo bajo condiciones de flujo viscoso, a una tasa (q) de un centímetro cúbico por un 
segundo por un área transversal (A) de un centímetro cuadrado por un centímetro de longitud dx 
(L) y bajo un diferencial de presión dP (ΔP) de una atmósfera. 
 
Ecuación 2.1. Ecuación de la Ley de Darcy. 
 
 
 
Dónde: 
q = Volumen de flujo (Volumen por unidad de tiempo) en centímetros cúbicos por segundo para 
flujo horizontal. 
K = Constante de permeabilidad en darcys. 
A = Área de la sección en centímetros cuadrados. 
dP/dx = Gradiente Hidráulico en atmosferas por centímetros. 
 
 
Figura 2.11. : Representación de la Ley de Darcy. 
Fuente: Recopilación Técnica Ingeniería de Yacimientos, Halliburton. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Permeabilidad Evaluación Cualitativa 
1. - 10. Regular 
10. - 100. Buena 
100 - 1000  Muy Buena 
> 1 darcy Excelente 
Fuente: Recopilación Técnica Ingeniería de Yacimientos, Halliburton. 
Tabla 2.5. : Rango de Permeabilidad en las Rocas Reservorio. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
2.3.4.3.2. Clasificación de la Permeabilidad 
 
a) Permeabilidad Absoluta 
 
La permeabilidad absoluta considera que en el medio poroso está presente un solo fluido que se 
encuentra fluyendo a través de la misma y representa la capacidad que presenta la roca para 
permitir el paso del fluido. 
 
b) Permeabilidad Efectiva 
 
La permeabilidad efectiva considera que en el medio poroso existe más de un fluido y se la define 
como la facilidad que presenta al flujo el medio poroso a un determinado fluido en presencia de 
otros fluidos bajo ciertas condiciones de saturación. 
 
La permeabilidad efectiva es función de la saturación de los fluidos, la humectabilidad de la roca y 
de la geometría del medio poroso. Las permeabilidades relativas son menores que las 
permeabilidades absolutas. 
 
c) Permeabilidad Relativa 
 
Es la relación entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. Esta medida es 
importante toda vez que muestra la forma como un fluido se desplaza en el medio poroso. La 
permeabilidad relativa es adimensional, positiva y será menor o igual a la unidad.  
 
La permeabilidad relativa es el factor más importante en lo que respecta al movimiento de las fases 
inmiscibles (petróleo, agua y gas) dentro del medio poroso y depende de otras variables como: 
 
 Geometría del sistema poroso. 
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 Mineralogía de la roca. 
 Permeabilidad absoluta y porosidad. 
 Preferencia de mojabilidad de la roca. 
 Viscosidad de los fluidos. 
 Tensión interfacial. 
 Tasa de desplazamiento. 
 Presión del yacimiento. 
 
Los datos de la permeabilidad relativa indican la habilidad de fluir simultáneamente en un medio 
poroso. En el ANEXO 6, se muestran los mapas de permeabilidad de los diferentes intervalos 
arenosos de Napo T Inferior. 
 
Con la gráfica 2.2, se pueden identificar puntos importantes como son: Saturación de Agua 
Connata (Swc), Saturación Crítica de Petróleo (Soc), Permeabilidad Relativa del petróleo en el 
punto de Swc (Kro) y Permeabilidad Relativa del Agua en el Punto de Soc (Krw) 
 
 
Gráfica 2.2. : Curva de Permeabilidad Relativa de la Arenisca Napo T Inferior. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
La gráfica 2.2, nos indica que:  
 
 El punto de intersección entre la curva de permeabilidad relativa del agua y del petróleo es 
50%. 
0,15
0,5026
0,731
0
0,1
0,2
0,3
0,4
0,5
0,6
0,7
0,8
0,9
1
0 0,2 0,4 0,6 0,8 1
Kr
o 
; K
rw
Saturación de Agua
Curva de Kro , Krw vs Sw
Kro 
Krw
 
 
 
25 
 
 La saturación de agua connata es mayor al 20%. 
 La saturación de petróleo inicial es un poco menor al 80% 
 La saturación de petróleo residual es mayor al 25%. 
 La saturación de agua irreductible es 15%. 
 En base a las características que describen la curva se ve que la roca esta mayormente 
humectada por agua. 
 
Sw Kro Krw 
0,15 1 0 
0,16 0,9419 0 
0,1886 0,7891 0,004 
0,2171 0,6548 0,008 
0,2457 0,5376 0,012 
0,2742 0,4362 0,016 
0,3028 0,3491 0,02 
0,3313 0,2752 0,024 
0,3599 0,2131 0,028 
0,3884 0,1617 0,032 
0,417 0,1197 0,036 
0,4455 0,0862 0,04 
0,4741 0,0599 0,044 
0,5026 0,0399 0,048 
0,5312 0,0252 0,052 
0,5597 0,0148 0,056 
0,5883 0,0079 0,06 
0,6168 0,0037 0,064 
0,6454 0,0014 0,068 
0,6739 0,0003 0,072 
0,7024 0 0,076 
0,731 0 0,08 
1 0 1 
Tabla 2.6. : Permeabilidad Relativas y Saturación de Agua. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
A continuación se muestran en la tabla 2.7, la saturación inicial y saturación de petróleo residual 
obtenida del núcleo Tiguino 01 y las saturaciones, residual, irreductible y connata del simulador. 
 
SATURACIONES DE PETRÓLEO Y AGUA 
Swi 
(fracción) 
Soc (Sor) 
(fracción) 
Sorw 
(fracción) 
Swirr 
(fracción) 
Swr 
(fracción) 
Swc 
(fracción) 
0,21 0,27 0,50 0,15 0,36 0,43 
Tabla 2.7. : Saturaciones de Petróleo y Agua. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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2.3.4.4. Saturación 
 
El espacio vacío de un medio poroso puede estar ocupado por uno o más fluidos, lo importante es 
conocer que fracción del espacio poroso está ocupada por cada fluido. La saturación de un fluido se 
define como la fracción del volumen poroso ocupado por un fluido en particular. En el ANEXO 7, 
se muestran los mapas de saturaciones de cada intervalo de la arena Napo T Inferior. 
 
Ecuación 2.2. Ecuación de Saturación de un fluido. 
 
 
 
Dónde:  
Sfluido = Porcentaje del fluido que satura el espacio poroso.  
Vf = Volumen del fluido dentro del espacio poroso. 
Vp = Volumen Poroso. 
 
La sumatoria de todas las saturaciones parciales de los fluidos que se encuentran presente en un 
medio poroso es igual a la unidad. 
 
Ecuación 2.3. Ecuación de Saturación de fluidos. 
 
 
 
Dónde: 
Sw = Saturación de Agua. 
So = Saturación de Petróleo. 
Sg = Saturación de Gas 
Las saturaciones de petróleo, agua y gas, se expresan de la siguiente manera: 
 
Ecuación 2.4. Ecuación de Saturación de Petróleo. 
 
 
 
 
Ecuación 2.5. Ecuación de Saturación de Gas. 
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Ecuación 2.6. Ecuación de Saturación de Agua. 
 
 
 
El valor de la saturación inicial del agua se puede obtener de: 
 
 Núcleos. 
 Registros Eléctricos de los pozos. 
 Curvas de presión capilar. 
 
2.3.4.4.1. Saturación Inicial de Petróleo y  Agua 
 
La saturación inicial de petróleo Soi, es la Saturación inicial en un yacimiento, que va variando 
durante la vida productiva del mismo. 
 
La saturación de Agua Connata, es la saturación inicial de agua de un yacimiento, puede variar en 
los diferentes yacimientos, esta saturación aumenta con la disminución de la porosidad, esto se 
debe a las fuerzas capilares y al origen de los yacimientos, variando la saturación de agua con la 
vida productiva del campo. 
 
2.3.4.4.2. Saturación residual de Petróleo Sor 
  
La saturación residual de petróleo es la mínima saturación de petróleo que se obtiene cuando el 
petróleo es desplazado del yacimiento por otro fluido, El petróleo llega a ser inmóvil en esta 
saturación. 
 
2.3.4.4.3. Saturación Irreductible de Agua Swirr. 
 
La saturación irreductible de agua es el valor constante de agua connata existente por encima de la 
zona de transición de agua – petróleo considerando una formación uniforme. 
 
En la tabla 2.8. Se muestran algunas de las propiedades de la formación Napo T Inferior. 
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PROPIEDADES PETROFÍSICAS DE LA FORMACIÓN NAPO T INFERIOR 
POROSIDAD ESPESOR 
NETO 
API PRESIÓN 
INICIAL 
PRESIÓN 
DE 
BURBUJA 
PRESIÓN 
ACTUAL 
TEMPERATURA PERMEABILIDAD 
PROMEDIO 
Φ (%) h (ft) ° Pi (Psi) Pb (Psi) Pa (Psi) ºF mD 
16 36 18 4.679 875 2.480 235 230 
Tabla 2.8. : Propiedades Petrofísicas de la Arenisca Napo T Inferior. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
En la gráfica 2.3. Se muestra la curva de flujo fraccional permite observar el comportamiento de 
desplazamiento de la fase mojante (agua) y no mojante (petróleo) dentro del reservorio. 
 
La curva de flujo fraccional es una fracción de la saturación debido a las permeabilidades relativas 
y de la temperatura debido a la viscosidad. 
 
 
Gráfica 2.3. : Curva de Flujo Fraccional Agua/ Petróleo. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
2.3.4.5. Compresibilidad de la roca 
 
La compresibilidad del volumen poroso Cr, para cualquier cambio entre las presiones internas y 
externas se la puede definir como el cambio fraccional en volumen poroso por unidad de volumen 
poroso por cambio unitario de la presión. El coeficiente de compresibilidad de la roca se expresa 
como: 
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Ecuación 2.7. Ecuación de compresibilidad de la roca. 
 
 
 
Dónde: 
Cr = Compresibilidad de la roca, 1/Psi. 
V = Volumen de la roca, ft3. 
 = Diferencia de volumen debido a una presión aplicada, ft3/Psi. 
 
2.3.5. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 
 
2.3.5.1. Viscosidad 
 
La viscosidad de define como la resistencia interna de los líquidos al flujo y es afectada por 
diferentes factores como: la temperatura, el gas en solución y la presión. Se simboliza con μ y las 
unidades son en centipois (cp). Cuando un fluido se mueve, se desarrolla en él una tensión de corte, 
cuya magnitud depende de la viscosidad del fluido. La tensión de corte requerida para desplazar 
una capa de área unitaria de una sustancia sobre otra capa de la misma sustancia. 
 
En la gráfica 2.4. Se muestra la Viscosidad vs la Temperatura, se la realizo con un estudio de 
inoculación al crudo al Tiguino 02 (Ver ANEXO 8.1), de la arena Napo T, la cual indica que la 
viscosidad es inversamente proporcional a la temperatura. Al aumentar la temperatura del crudo va 
disminuyendo su viscosidad debido al incremento de la velocidad de las moléculas y, por ende, 
tanto la disminución de su fuerza de cohesión como también la disminución de la resistencia 
molecular al desplazamiento. 
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Gráfica 2.4. : Viscosidad vs. Temperatura. 
Fuente: Compañía Microbes Inc. Inoculación del crudo, Ing. Fernando Reyes. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
En la gráfica 2.5. Se muestra la Viscosidad vs. Tasa de Corte, la tasa de corte aumenta con el 
esfuerzo, y la viscosidad disminuye con el aumento de la tasa de corte. Ver ANEXO 8.2. 
 
 
Gráfica 2.5. : Viscosidad vs. Tasa de Corte. 
Fuente: Compañía Microbes Inc. Inoculación del crudo, Ing. Fernando Reyes. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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2.3.5.2. Densidad 
 
La densidad expresa la cantidad de masa contenida por unidad de volumen. Depende de varios 
parámetros como son la presión, temperatura. 
 
La gravedad específica de un petróleo, está se define como relación entre la densidad del petróleo y 
la densidad del agua, medidas a 60 º F y a la presión atmosférica.  
 
Para el caso de la industria petrolera se utiliza la gravedad API del crudo a condiciones de 
superficie. La gravedad API está directamente relacionada con la gravedad específica. 
 
Ecuación 2.8. Ecuación para grado API. 
 
 
 
Dónde: 
API = Gravedad API, ºAPI. 
γ = Densidad del petróleo medido a 60 º F. 
 
 
2.3.5.3. Compresibilidad del fluido 
 
La compresibilidad es una propiedad debido a la cual los fluidos disminuyen su volumen al ser 
sometidos a una presión o compresión determinada. El petróleo es un fluido ligeramente 
compresible, su volumen varia con el cambio de la presión. 
 
2.3.5.4. Solubilidad del gas 
 
La solubilidad del gas Rs, se define como el número de pies cúbicos estándar de gas que se 
encuentra disuelto en un barril de petróleo a cierta presión y temperatura. La solubilidad del gas en 
el petróleo depende de algunos factores como: 
 
 Presión. 
 Temperatura. 
 Composición de gas y petróleo. 
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2.3.5.5. Presión de Burbuja 
 
La presión de burbuja Pb, llamada también presión de saturación, Ps, de un sistema de 
hidrocarburos, se define como la mayor presión a la cual se libera del petróleo la primera burbuja 
de gas. 
 
2.3.5.6. Factor Volumétrico del Petróleo 
 
El factor volumétrico del petróleo βo, se define como la relación que existe entre el volumen del 
petróleo que se encuentra a condiciones de presión y temperatura del yacimiento y el volumen del 
petróleo a condiciones estándar. El factor volumétrico del petróleo siempre es mayor o igual que la 
unidad. 
 
En las tablas a continuación 2.9, 2.10, 2.11, se muestran las propiedades de los fluidos, como la 
densidad (ρ), factor de compresibilidad del gas (z), densidad específica (γ), viscosidad (μ), 
compresibilidad (C), factor volumétrico (β), relación de solubilidad (Rs), presión de burbuja (Pb). 
 
Propiedades de los fluidos 
Gas 
densidad z γg μg Cg βg g/cc cp 1/Psi Bls/BN 
0,0720747 0,908853 0,75 0,0157604 0,0007596 0,0127449 
Tabla 2.9. : Propiedades del Gas. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Petróleo 
densidad Pb 
γo 
μo Co βo Rs 
g/cc Psi cp 1/Psi Bls/BN scf/stb 
0,0872268 874,0465 0,9464 6,70963 1,70E-05 1,142 85 
Tabla 2.10. : Propiedades del Petróleo. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Agua 
βw Cw 
γw 
densidad μw 
Bls/BN 1/Psi g/cc cp 
1,04693 3,34E-06 1,02 0,971331 0,710 
Tabla 2.11. : Propiedades del Agua. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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2.3.6. PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA – FLUIDO 
 
2.3.6.1. Tensión Superficial y Tensión Interfacial 
 
La tensión superficial se define como la fuerza ejercida en el límite de las superficies entre una fase 
líquida y una fase de vapor por unidad de longitud. Esta fuerza es causada por la diferencia entre 
las fuerzas moleculares del vapor y de la fase líquida, y también por el desequilibrio de estas 
fuerzas en la interfase. 
 
El término tensión superficial es utilizado para el caso en el cual la superficie está entre un líquido 
y su vapor o aire. 
 
Si  la superficie está entre dos diferentes líquidos o entre un líquido y un sólido es utilizado el 
término tensión interfacial. 
 
La tensión superficial del agua es alrededor de 72 dinas/cm a 25 ºC. La tensión superficial del agua, 
disminuye significativamente con la temperatura, proviene de la naturaleza polar de las moléculas 
de agua. La tensión interfacial es la tensión que existe entre la interfase de dos fluidos inmiscibles, 
es una medida indirecta de la solubilidad. A medida que la tensión interfacial se hace más baja, las 
dos fases se aproximan a la miscibilidad. 
 
La tensión interfacial entre petróleo y agua, σ ow, está alrededor de 10 a 30 dinas/cm. La tensión 
interfacial tiene un papel importante en el recobro del petróleo especialmente en procesos 
terciarios, ya que si esta propiedad se hace despreciable existiría un único fluido saturando el 
medio, fluye más fácilmente. 
 
2.3.6.2. Humectabilidad 
 
La humectabilidad es la tendencia de un fluido a expandirse o adherirse a una superficie sólida en 
presencia de otro fluido. 
 
Humectabilidad y la permeabilidad relativa son, quizás, las propiedades más importantes que 
afectan y controlan el éxito y la realización de proyectos de inyección. Hay dos tipos de 
humectabilidad: 
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Figura 2.12. : Humectabilidad. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery; Dr. Tarek Ahmed, (2006). 
 
 
Cuando dos fases inmiscibles están en contacto con una superficie sólida, una fase es usualmente 
atraída a la superficie sólida. La fase atraída se conoce como la fase humectante. 
 
 
Figura 2.13. : Mojabilidad de los Poros. 
Fuente: Fundamentos de la Mojabilidad, Schlumberger, Oilfield Review, (2007). 
 
 
En la figura 2.13, se muestra la mojabilidad de los poros, en el caso de mojabilidad por agua, el 
petróleo permanece en el centro de los poros. La condición inversa tiene lugar si todas las 
superficies son mojables por petróleo. En el caso correspondiente a la mojabilidad mixta, el 
petróleo ha desplazado al agua de algunas de las superficies, pero aún permanece en los centros de 
los poros mojables por agua. Las tres condiciones poseen saturaciones similares de agua y 
petróleo7
El ángulo de contacto es una medida indirecta de la mojabilidad. Si θ < 90º, quiere decir que el 
sistema es mojado por agua o Humectable al agua y si θ > 90º, quiere decir que el sistema es 
. 
 
La definición de humectabilidad se basa en la medida del ángulo de contacto entre la gota de un 
fluido y la superficie sólida, por lo que se mide en términos del ángulo de contacto. 
 
                                                          
7 Fundamentos de la Mojabilidad, Schlumberger, Oilfield Review, 2007. 
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mojado por petróleo o  Humectable al petróleo. Y cuando un sistema θ = 90º, quiere decir que tiene  
Humectabilidad intermedia. 
 
 
Figura 2.14. : Ángulo de Contacto. 
Fuente: Fundamentos de la Mojabilidad, Schlumberger, Oilfield Review, (2007). 
 
 
En la figura 2.14, se muestra el ángulo de contacto, Donde una gota de petróleo rodeada de agua 
sobre una superficie mojable por agua, forma un contacto θ que es aproximadamente igual a cero. 
En una superficie mojable por petróleo, la gota se dispersa. Generando un ángulo de contacto de 
aproximadamente 180º. 
 
Una superficie con una mojabilidad intermedia, también forma una gota, pero el ángulo de contacto 
está dado por el equilibrio de fuerzas resultante de la interacción de tres tensiones interfaciales: las 
que existen entre el petróleo y la superficie (γ SO). Entre el agua y la superficie (γSW), y entre el 
petróleo y el agua (γOW). 
 
2.3.6.3. Presión Capilar8
 
La presión capilar es la diferencia de presión entre el fluido de la fase no mojante y la fase mojante. 
La presión capilar en un yacimiento de petróleo es el resultado de los efectos combinados de la 
tensión superficial e interfacial entre la roca y los fluidos, el tamaño y geometría de los poros y la 
humectabilidad del sistema. 
 
En los procesos de recuperación mejorada se tiene un proceso de desplazamiento de fluidos 
inmiscibles en los cuales existe una diferencia de presión entre las fases, esta diferencia de presión 
se conoce como presión capilar. 
 
 
                                                          
8 Apuntes Académicos de Ingeniería de Yacimientos I, Enrique Ramón, FIGEMPA, Universidad Central del 
Ecuador. 
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Figura 2.15. : Ascenso Capilar de la Interfase Agua -Petróleo y la Presión en Diferentes Puntos de la Zona de 
Ascenso Capilar. 
Fuente: http://www.inlab.com.ar/pc_general.htm. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Ecuación 2.9. Ecuación de la fuerza hacia arriba de ascenso capilar. 
 
 
 
Dónde: 
 = Tensión Interfacial (Dinas/cm). 
=Ángulo de contacto de la interfase líquida con la superficie del sólido. 
R = Radio del capilar (cm). 
 
Ecuación 2.10. Ecuación de Peso adicional de la columna. 
 
 
Dónde: 
P = Peso adicional de la columna. 
h = Ascenso capilar (cm). 
g = Aceleración de la gravedad (cm/seg2). 
 = Diferencia de densidad entre los fluidos (g/cm3). 
Se compensan las fuerzas de las ecuaciones 2.9. Y 2.10. Se igualan y se despeja h. 
 
 
 
Ecuación 2.11. Ecuación de la altura h de una columna de líquido. 
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La altura que alcanza cuando se equilibra al peso de la columna de líquido y la fuerza de ascensión 
por capilaridad. 
 
En la figura 2.15, los puntos que se comparan los puntos E y D, la distancia entre E y D es 
despreciable. 
 
Los puntos C y D, se encuentran a la misma presión ya que están a la misma altura dentro de un 
mismo fluido PC = PD. 
 
Los puntos E y D, están cercanos y no hay fenómenos capilares involucrados, por lo que puede 
suponerse y se encuentran a la misma presión. 
 
El equilibrio entre C y D, se encuentran a la misma presión dado que están a la misma altura dentro 
del mismo fluido PC = PD. 
 
La diferencia de presión entre B y C, están dada por la columna de agua que separa ambos puntos. 
 
Ecuación 2.12. Ecuación  de presión entre B y C. 
 
 
 
Ecuación 2.13. Ecuación de presión entre A y E. 
 
 
 
Igualando las ecuaciones 2.12, y 2.13. Donde PC = PE. 
 
Ecuación 2.14. Ecuación Capilar de los puntos A y B. 
 
 
 
 
 
La diferencia de presiones entre los puntos A y B, es exactamente la diferencia de presión 
corresponde al cambio de un fluido. 
 
La PA y PB nos dice cuál es la presión capilar. 
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Ecuación 2.15. Ecuación de Presión capilar de la fase no mojante y mojante. 
 
 
 
Dónde: 
=Presión no mojante. 
=Presión mojante. 
 
La ecuación 2.15, se aplica a sistemas de capilares cilíndricos, como es el caso de medios porosos 
naturales. 
 
Con la ecuación 2.11 y 2.14, se igualan con la altura h. 
Entonces: 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Ecuación 2. 16. Ecuación de Presión Capilar. 
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2.3.6.4. Movilidad 
 
Es la relación que existe entre la permeabilidad efectiva y la viscosidad de un fluido. 
En un proceso de flujo multifásico, existe la relación entre las movilidades de los fluidos, a esto se 
lo conoce como relación de movilidad, M, Que normalmente se expresa como la relación entre el 
fluido desplazante sobre el desplazado. 
 
2.3.6.4.1. Razón de Movilidad 
 
Se define como la relación de movilidad de la fase desplazante para la movilidad de la fase 
desplazada, controlando la facilidad relativa con la cual los fluidos pueden fluir en un medio 
poroso. 
 
Ecuación 2.17. Ecuación de relación entre el fluido desplazante sobre el desplazado. 
 
 
 
 
 
Dónde:  
M = Relación de Movilidades. 
λw= Movilidad del Agua (Fase Desplazante). 
λo= Movilidad del Petróleo (Fase Desplazada). 
 
Si M < 1, esto significa que el crudo se mueve más fácilmente que el agua, si M = 1 significa que 
ambos fluidos tienen igual movilidad y si M > 1 significa que el agua es muy móvil con respecto al 
petróleo. 
 
 
2.3.7. Heterogeneidad del Reservorio 
 
La heterogeneidad del reservorio es la no uniformidad de las propiedades del yacimiento como 
resultado de la reorganización física y química de las partículas del reservorio, entre las causas de 
la reorganización esta la compactación, dolomitización y cementación.  
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Por lo tanto, la heterogeneidad del reservorio es fundamentalmente producto del ambiente de 
depositación y de los efectos subsecuentes que afecten, al igual que de la naturaleza de las 
partículas consecutivas del sedimento.  
 
Por lo que existen tres tipos de heterogeneidades que son: 
 
 Variaciones Areales. 
 Variaciones Verticales. 
 Fracturas. 
 
La heterogeneidad del reservorio posiblemente tiene influencia que otro factor sobre el 
comportamiento de la inyección de fluido. Es evidente que el reservorio puede no ser uniforme en 
todas sus propiedades intensivas, como la permeabilidad, porosidad, distribución del tamaño de los 
poros, mojabilidad, saturaciones de agua congénita y propiedades del crudo. 
 
Las heterogeneidades Areales y Verticales son determinadas por una combinación de análisis 
geológicos de rocas, fluidos, registros, núcleos, de pruebas de pozos y del comportamiento de la 
producción e inyección. 
 
En el modelo estático del yacimiento Napo T (2010), se definieron cuatro intervalos arenosos para 
Napo T Inferior en función de sus características petrofísicas y su continuidad a lo largo de la 
estructura. En el registro tipo se puede observar los niveles arenosos dentro del yacimiento Napo T 
Inferior. 
 
 
 
41 
 
 
Figura 2.16. : Registro Eléctrico Tipo del Yacimiento Napo T. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
 
La inyección de agua en el yacimiento Napo T Inferior actúa solamente en los niveles arenosos T 
Inferior 3 y T Inferior 4. Los cortes geológicos donde ocurre la recuperación secundaria se 
muestran en el ANEXO 9. 
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T Inferior 3 está formada por delgadas capas de arena intercaladas con lutita, el nivel tiene un 
espesor total promedio de 24 pies, las capas son continuas y presentan mejor desarrollo al norte y 
centro de la estructura no así hacia el sur, en donde tienden a acuñarse. 
 
T Inferior 4 se presenta como una capa continúa de 36 pies de espesor total promedio, mejor 
desarrollado en el centro de la estructura y hacia el sur disminuye su espesor y sus características 
petrofísicas y hacia el norte se acuña y desaparece (Tiguino 04). 
 
En la tabla 2.12, se observa los datos  petrofísicos de los dos niveles, obtenida del Modelo Estático 
del reservorio Napo T Inferior después del poblamiento ya que no todos los pozos del Bloque 
tienen un set completo de registros eléctricos que permitan obtener una interpretación petrofísica 
total. En el ANEXO 10, se muestran los topes y bases de los diferentes pozos. 
 
 
Tabla 2.12. : Petrofísica de los dos Niveles. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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2.4. CARACTERÍSTICAS DE PRODUCCIÓN DE LA FORMACIÓN NAPO “T” 
INFERIOR 
 
2.4.1. MECANISMOS DE PRODUCCIÓN 
 
Los mecanismos de producción se refieren a las fuerzas naturales del yacimiento que provocan que 
los fluidos se muevan hacia los pozos productores.  En la tabla 2.13, se va a describir brevemente a 
los tipos de mecanismos de producción a los que están sujetos los yacimientos. 
 
MECANISMO Presión de Yacimiento GOR 
Producción de 
Agua Wp Eficiencia Otros 
Expansión roca 
y fluidos 
Declina rápida y 
continua  Pi>Pb 
Permanece bajo y 
constante 
Ninguna, 
Excepto en 
yacimientos con 
alta Sw 
1 - 10 %  
Promedio 3%   
Gas en Solución Declina rápida y continua 
Primero baja, luego 
incrementa hasta 
un máximo y 
después cae 
Ninguna, 
Excepto en 
yacimientos con 
alta Sw 
5 - 35 % 
Promedio 
20% 
Requiere 
bombeo al 
comienzo de 
la producción 
Capa de Gas Cae lenta y continua 
Crece constante. 
En formaciones 
inclinadas. 
Despreciable 
20 - 40 % 
Promedio 
25% o mayor 
Ruptura 
temprana de 
gas indica m 
Empuje de 
Agua 
Permanece Alta. 
La Presión 
depende de la 
tasa de 
producción 
Permanece bajo, si 
Presión permanece 
alta 
Inicia muy 
temprano e 
incrementa a 
cantidades 
apreciables 
35 - 80 % 
Promedio 
50%  
Segregación 
Gravitacional 
Declina rápida y 
continuo 
Bajo en 
formaciones 
inclinadas 
Despreciable 
40 - 80 % 
Promedio 
60% 
  
Tabla 2.13. : Mecanismos de Empuje. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
En el campo tenemos dos de los mecanismos de producción: Empuje por  gas disuelto y empuje 
hidráulico. Es conveniente mencionar que en la mayoría de los yacimientos se presenta más de un 
tipo de empuje durante su vida productiva, ya sea en forma alternada o simultánea. 
 
En la arenisca Napo T Inferior del campo Tiguino se ha notado la influencia de gas disuelto en la 
producción. 
 
En este tipo de mecanismos todo el gas está disuelto en el petróleo, formando una sola fase, a 
presión y temperatura originalmente altas en el yacimiento. Al comenzar la etapa de producción, el 
diferencial de presión creado, hace que la mezcla comience a expandirse y arrastre el fluido del 
yacimiento hacia los pozos durante cierta parte de la vida productiva del yacimiento. 
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Eventualmente, a medida que se sigue explotando el reservorio, se manifiesta la presión de 
burbujeo en el yacimiento, (esto cuando el reservorio cae bajo el punto de burbuja) y comienza a 
desarrollarse un casquete o capa de gas en el yacimiento. 
 
A medida que la presión declina, el gas fluye a una tasa más rápida que la del petróleo, provocando 
un rápido agotamiento de la energía del yacimiento, lo cual se nota en el incremento de las 
relaciones gas – petróleo (RGP) del campo.  
 
Los yacimientos con empuje por gas en solución son usualmente candidatos para inyección de 
agua. 
 
 
Figura 2.17. : Empuje por Gas en Solución. 
Fuente: Empuje de Gas en Solución, www.youtube.com/watch?v=o0YNZ8InIHQ. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
El principal mecanismo de producción del reservorio correspondiente a la arena Napo T, es el de 
expansión de gas en solución junto con la expansión de roca y fluidos por la caída de presión, La 
presión inicial del reservorio inicialmente estaba en 4.679 Psi y actualmente se tiene un promedio 
de 2.480 Psi. 
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Figura 2.18. : Comportamiento del Tipo del Yacimiento. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada, Ing. Fernando Reyes. FIGEMPA, Universidad 
Central del Ecuador. 
 
 
 
2.4.2. HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
 
2.4.2.1. Producción del Bloque Tiguino 
 
La producción del Campo Tiguino en los años 90 era inferior a los 3.000 Barriles, con un corte de 
agua de aproximadamente 50%, cuando la empresa estatal Petroecuador estaba a cargo de la 
producción del campo, por lo que el Campo Tiguino estaba clasificado como campo marginal. 
 
A partir del año 2000 se puede observar un importante incremento en la producción no superior a 
los 5.000 Barriles, cabe resaltar que la producción de agua se ha incrementado considerablemente 
desde entonces, por este motivo la actual empresa a cargo, Petrobell Inc. Grantmining, reutilizó 
dicha producción de agua en la implementación de un método de recuperación secundaria que es de 
inyección de agua y reinyección. 
 
Debido a que el Campo Tiguino es un campo maduro la presión en los yacimientos productores ha 
ido disminuyendo, aumentando de esta manera la presencia de gas en los pozos y por ende en la 
producción total, por esta razón y luego de un estudio, Petrobell Inc. Grantmining, vio la 
oportunidad de utilizar el gas como medio de generación eléctrica. 
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Figura 2.19. : Histórico de Producción Bloque Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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Figura 2.20. : Histórico de Producción de Fluidos del Bloque Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos.
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2.4.2.2. Producción de la Arena Napo T Inferior 
 
La producción de la arenisca Napo T se puede dividir en dos etapas:  
 
La primera hasta el año 2000 en la cual su producción que no sobrepasa los 1.500 BN/D se 
mantiene uniforme y con un corte de agua de 35%. 
 
La segunda etapa existe un aumento notable en la producción (4.000 BPPD) debido principalmente 
a los efectos de la recuperación secundaria en esta arenisca, incrementándose el corte de agua 
aproximadamente en un 50 %. El sistema de recuperación secundaria es vital para mantener la 
presión y empujar al crudo. 
 
Actualmente la producción de la arena Napo T Inferior se encuentra en una producción aproximada 
de 2.500 Barriles/ día, con un porcentaje de producción del 65% diaria del Bloque. 
 
En la gráfica 2.6, se muestra la producción por reservorios desde enero hasta agosto del 2012. 
 
 
Gráfica 2.6. : Producción por Reservorios. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
A continuación en la gráfica 2.7, se muestra la producción acumulada de la Arena Napo T Inferior, 
obtenidas del programa OFM. 
 
 
13%
65%
4%18%
Producción por Reservorios
Hollín Principal
Napo T
Napo U
Hollín Superior
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Gráfica 2.7. : Producción Acumulada de la Arena Napo T Inferior. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING; Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Con las producciones acumuladas de petróleo, agua. Se construyó una tabla de flujo fraccional vs 
el tiempo para poder predecir su tendencia. Como se muestra en la gráfica 2.8. La cual representa 
las condiciones reales que se tiene en campo, en las que se ve que el flujo del crudo se reduce, el 
del agua crece y el flujo total crece. El cruce de las líneas es indicador que las condiciones de flujo 
cada vez son más adversas al petróleo. En el ANEXO 11, se muestran los datos históricos de la 
producción de la formación Napo T Inferior. 
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Gráfica 2.8. : Flujo Fraccional vs. Tiempo. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING; Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
2.4.3. PETRÓLEO ORIGINAL IN SITU (POES) 
 
El petróleo original en sitio POES es el volumen total de petróleo estimado que existe 
originalmente en los yacimientos.  
 
2.4.3.1. Factor de Recobro 
 
Es la relación entre el volumen de hidrocarburos que puede ser extraído y el volumen presente 
originalmente al momento de iniciar la producción. 
 
2.4.3.2. Datos de Reservas Actuales de la Arena Napo T Inferior 
 
Las reservas es el volumen de hidrocarburos, medidos a condiciones estándar, que se estima serán 
recuperados económicamente con cualquiera de los métodos y sistemas de explotación actuales en 
el bloque Tiguino. 
 
Para estimar el volumen de hidrocarburos que se podría recuperar se utiliza la siguiente ecuación: 
 
Ecuación 2.18. Ecuación  de Volumen de Hidrocarburos. 
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Dónde: 
V = Volumen de Hidrocarburos, Bls. 
A = Área del yacimiento, acres. 
h = Espesor del yacimiento, ft. 
Fr = Factor de Recobro, fracción. 
Φ = Porosidad, fracción. 
7758 = Constante de conversión de unidades Bls/acre-ft. 
 
 
Las reservas calculadas al 31 de Diciembre del 2011 para el Campo Tiguino de la arena Napo T 
Inferior, se presentan en la tabla 2.14. 
 
 
Campo Tiguino: Reservas al 31 de Diciembre del 2011. 
Arena POES 
Factor 
Recobro 
Volumen 
roca Np @31/12/2011 
Reservas Probadas 
Totales 
Reservas Probadas 
Remanentes 
(MMBls) (%) (Acre/ft) (MMBls) (MMBls) (MMBls) 
Napo T 
Inferior 69,503 21,8 83.406,67 12,443 15,156 2,713 
Tabla 2.14. : Reservas Remanentes de la Arena Napo T Inferior. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
POES 
(MMBls) 
Np 
(MMBls) 
PAES 
(MMBls) Vpr (Bls) 
Reservas 
Probadas 
(Bls) 
So actual 
(fracción) 
Sw actual 
(fracción) 
Sw inicial 
(fracción) 
So inicial 
(fracción)  
69,503 12,443 57,060 54´346.481 15´156.519 0,57 0,43 0,21 0,79 
Tabla 2.15. : Petróleo Actual en Sitio, Volumen de Petróleo Residual, Saturaciones Inicial, Actual de 
Petróleo y Agua. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
En la figura 2.21, se realizó en el programa OFM un análisis de predicción de declinación 
exponencial, de cuando concluyan las reservas probadas, tomando como base una declinación del 
25% y una tasa producción económica de 75 BPPD, dando como resultado una predicción al 2023. 
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Figura 2.21. : Predicción de Extracción de las Reservas Probadas. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
 
2.5. DESCRIPCIÓN DE LAS FACILIDADES DE PRODUCCIÓN 
 
2.5.1. DESCRIPCIÓN DEL PROCESO 
 
A la estación central de producción del bloque Tiguino CPF, llegan las líneas de cada uno de los 
pozos al manifold, donde se direcciona al Free Water Knock Out, al separador de prueba o al 
desgasificador. 
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Figura 2.22. : Facilidades Centrales De Producción del Bloque Tiguino. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
En el caso que  la producción de los pozos se direcciona al FWKO TIG-V-130 (Free Water Knock 
Out). Este se encarga de separar el agua, el petróleo y el gas. Las fases se separan de la siguiente 
manera: al ingresar por la parte superior lateral choca contra una placa deflectora, donde se crea 
turbulencia y se separan las partículas de gas hacia la parte superior, después se da el asentamiento 
de gravedad y por diferencia de densidades se separan el petróleo y el agua quedando el agua en el 
fondo. El gas que sale por la parte superior del FWKO es quemado en la tea. El petróleo pasa hacia 
la bota de gas donde se extrae más gas que no filtró el FWKO y también se lo quema en la tea.  
 
Luego el crudo ingresa en el Wash Tank TIG-T-150, el crudo debido a su menor densidad asciende 
a través de un colchón de agua, atraviesa este colchón de agua para tener un crudo más limpio y por 
efecto de reboce éste sale hacia el Surge Tank. El tanque de estabilización (Surge Tank) y pasa al 
sistema de bombeo que está compuesto por las Bombas Booster de donde sale con 
aproximadamente 50 Psi hacia la bomba de transferencia que ya eleva la presión a 1.100 Psi 
enviando el crudo a una presión suficiente para que logre llegar a la unidad LACT. 
 
En cambio el agua sale del FWKO por la parte inferior y pasa al Skimmer Tank. En el Wash Tank 
el agua tiene un tiempo de residencia aproximado de 4 horas, pasa a la bomba de recirculación y se 
puede direccionar el flujo sea hacia el Skimmer Tank, estos acumulan el agua de inyección, por la 
parte superior se tiene la salida para la capa de crudo que aún quedaba dirigiéndose al sumidero y 
de ahí a una bomba para regresarlo al Wash Tank; en cambio el agua sin crudo que sale del 
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Skimmer pasa por las Bombas Booster y luego a las bombas de inyección HPS donde adquiere una 
presión aproximado de 3.000 Psi para circular por la tubería y ser suministrada a los pozos 
inyectores y reinyectores. 
 
2.5.2. DESCRIPCIÓN DE EQUIPOS DE LA ESTACIÓN DE PRODUCCIÓN 
 
2.5.2.1. Manifold 
 
Es un conjunto de válvulas e interconexiones que permiten distribuir la producción de varios pozos 
a una planta centralizada donde los pozos pueden ser colocados individualmente o conjuntamente, 
por medio del sistema de flujo y la disposición apropiada de válvulas para el manejo de la 
producción total de los pozos que van a pasar por los separadores como también el aislamiento de 
pozos para pruebas de producción individual. 
 
En las Facilidades Centrales de Producción del Campo Tiguino se cuenta con un manifold de 
producción que consta de 9 entradas activas y una presión que varía entre 30 y 35 Psi, a través del 
cual se direcciona la producción. La producción de gas de los pozos correspondientes a la arena 
Napo T es el utilizado para la generación eléctrica ya que se trata de un gas más limpio con una 
concentración de alrededor de 100 ppm de H2S, y la producción de gas de la arena Hollín, cuyo gas 
contiene grandes cantidades de H2S con una concentración de alrededor de 1.200 ppm. 
 
 
Figura 2.23. Manifold del Bloque Tiguino. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
2.5.2.2. Separadores 
 
La separación de los fluidos la hacen los separadores, los cuales se clasifican de acuerdo a su 
configuración en verticales, horizontales y esféricos; y según la función en separadores de prueba y 
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separadores de producción. También se pueden clasificar por la presión de funcionamiento en 
separadores de baja, media y alta presión. 
 
Adicionalmente los separadores se pueden clasificarse, de acuerdo al número de fases que pueden 
separar, en bifásicos y trifásicos. Los bifásicos son los más comunes y son usados para separar la 
fase gaseosa de la fase líquida (petróleo y agua). Los Trifásicos son usados para separar las tres 
fases. 
 
En el CPF se cuenta con un desgasificador de 75,76 Barriles de capacidad. El Separador de Prueba 
recibe la producción de un pozo para determinar las características del fluido, el separador de 
prueba es trifásico de 49,56 Barriles de capacidad y un FWKO de 287,05 Barriles de capacidad 
nominal para la cual fueron diseñados inicialmente. En este momento el tiempo de retención de 
agua aproximadamente de 6 minutos y de petróleo de 0,14 horas en el FWKO, permitiendo de esta 
manera tener un proceso del fluido total del bloque. La presión de operación es de 18 a 23 Psi,  Las 
características se presentan en la tabla 2.16. 
 
Equipo Desgasificador Separador de Prueba FWKO 
Código TIG - V - 410 TIG - V - 110  TIG - V- 130 
Tipo Horizontal Horizontal Horizontal 
Presión de Diseño (Psi) 70 150 150 
Temperatura de Diseño (°F) 159 120 200 
Longitud (ft) 19 - 5 1/4 16 55 
Diámetro Interno (ft) 5 4,5 30,34 
Tabla 2.16. : Características de los Separadores del Bloque Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 2.24. Separadores. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
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2.5.2.3. Sistema de tratamiento de petróleo 
 
2.5.2.3.1. Bota de Gas 
 
El objetivo de este equipo es extraer el gas que se encuentra disuelto en el crudo que proviene de la 
fase de separación primaria, a través de placas colocadas alternadamente dentro de la bota, se 
produce una liberación de gas, la misma que es producida por un proceso de expansión brusca. Las 
botas de gas tienen internamente unas placas que facilitan la separación de gas. El gas separado es 
enviado al sistema de tratamiento de gas y el crudo es direccionado hacia el tanque de lavado. Las 
características de la bota de gas se presentan en la tabla 2.17. 
 
Equipo Bota Desgasificadora 
Código TIG - V - 120 
Tipo Vertical 
Presión de Diseño (Psi) No Def. 
Temperatura de Diseño (°F) No Def. 
Altura (ft) 50 
Diámetro Interno (ft) 3 
Tabla 2.17. : Características de la Bota Desgasificadora. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 2.25. : Bota de Gas. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
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2.5.2.3.2. Tanques 
 
a) Tanque de Lavado 
 
Wash Tank o Tanque de lavado, Separa las dos fases: petróleo y agua por decantación crudo por 
condiciones de densidad, temperatura y tratamiento químico. En su interior consta de placas contra 
las que chocan el fluido para separarlo. Mediante reposo se forman dos capas, el más denso (agua) 
en el asiento del tanque y el menos denso arriba de este (petróleo). La altura del colchón de agua 
generalmente es de 8 ft de altura. En el CPF del Campo Tiguino se posee un tanque de Lavado y 
sus características se presentan en la tabla 2.18. 
 
Equipo Tanque de Lavado 
Código TIG - T - 150 
Tipo Cilíndrico Vertical 
Capacidad (BLS) 20700 
Producto Contenido Emulsión 
Diámetro (ft) 70ft-0in-1/16 
Altura (ft) 29ft-3in-3/4 
Temperatura Media de Operación (°F) 150 
Nivel de Interfaces (ft) 8 
Tabla 2.18. : Características del Tanque de Lavado. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 2.26. : Wash Tank. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
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b) Tanque de Surgencia 
 
Surge Tank o Tanque de Estabilización, El crudo deshidratado en el tanque de lavado pasa al 
tanque de reposo en el cual se elimina el agua restante del petróleo, por efecto de la gravedad, 
aprovechando la diferencia de densidades entre el petróleo y el agua, en este se almacena el crudo 
tratado y listo para su transferencia el cual debe tener un contenido de agua menor al 1%. En el 
CPF del Campo Tiguino se posee un tanque de Surgencia y sus características se presentan en la 
tabla 2.19.  
 
Equipo  Tanque de Surgencia 
Código TIG - T - 170 
Tipo Cilíndrico Vertical 
Capacidad (BLS) 30000 
Producto Contenido Petróleo 
Diámetro (ft) 90 ft - 0 in - 11/16 
Altura (ft) 29ft-11in-1/4 
Temperatura Media de Operación 
(°F) 
140 
Tabla 2.19. : Características del Tanque de Surgencia. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 2. 27. : Tanque de Surgencia. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
2.5.2.4. Sistema de tratamiento de gas 
 
El sistema de tratamiento de gas se ha construido para reutilizar el gas natural que se producen 
principalmente de los pozos de la arenisca T, especialmente para la generación eléctrica del Bloque 
Tiguino. El proceso del tratamiento del gas que llega al CPF y los pozos alineados, el fluido pasa al  
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desgasificador el cual se dirige al Scrubber, que es un separador de dos fases que está diseñado para 
recuperar los líquidos acarreados de las salidas de gas de los separadores de producción o para 
recolectar los líquidos condensados debido al enfriamiento o caídas de presión. Luego llega al 
tanque de almacenamiento donde se le direcciona el gas al manifold y a los generadores. 
 
 
Figura 2. 28. : Sistema de Tratamiento de Gas. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
2.5.2.5. Sistema de generación eléctrica 
 
El Campo cuenta con su propia planta de generación eléctrica, la cual utiliza el gas de producción 
como combustible diesel gas en los generadores Caterpillar para proveer de energía eléctrica tanto 
al CPF como a las unidades de bombeo electrosumergible. En la tabla 2.20. Se presenta las 
características del grupo de generadores del Bloque Tiguino. 
 
 
Figura 2.29. : Sistema de Generación Eléctrica. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
 
60 
 
GENERADORES DEL BLOQUE TIGUINO  
GENERADORES UBICADOS EN CPF 
GENERADOR AÑO ESTADO 
MARCA / 
MOD. DEL 
MOTOR 
POTENCI
A DEL 
MOTOR 
COMBUS
TIBLE 
VOLTA
JE DEL 
GEN.  
(VAC) 
FREC
UENC
IA HZ 
VELOC
IDAD 
RPM 
POTE
NCIA 
INST
ALAD
A Kw 
G-260-A 2001 OPERATIVO CAT-3512-B  1470 KW 
DIESEL/G
AS 
480 60 1800 1360 
G-260-B  2001 STAND BY CAT-3512-A  1085 KW 
DIESE/GA
S 480 60 1800 1000 
G-260-C  2005 OPERATIVO CAT-3512-B  1470 KW 
DIESEL/G
AS 
480 60 1800 1360 
G-260-D  2005 STAND BY CAT-3512-B  1470 KW 
DIESEL/G
AS 
480 60 1800 1360 
G- 260E 2005 OPERATIVO CAT-3508-B  920 KW 
DIESEL/G
AS 480 60 1800 832 
G-111-CPF 2000 OPERATIVO CAT-3406 S/P DIESEL 480 60 1800 365 
G-260-H 2007 OPERATIVO CAT-3512-GD 1620 Kw 
DIESEL/G
AS 
480 60 1800 1500 
G-260-I  2011 OPERATIVO CAT-3512  1470 Kw DIESEL 480 60 1800 1360 
GRUPOS ELECTRÓGENOS UBICADOS EN LOCACIONES DEL CAMPO Y U. LACT. 
G-260F-TALLER 2000 OVERHAUL CAT-3406-B  S/P DIESEL 480 60 1800 365 
CPF-G-112-
CACHIYACU 
1999 OPERATIVO 
300-S-CAT-
3406 
450.4 HP  
336KW 
DIESEL 480 60 1800 275 
G-107-U.LACT 2001 OPERATIVO 
PERKINS-
1796/1500 X DIESEL 220 / 110 60 1800 76 
G-108-U.LACT 2001 OPERATIVO 
PERKINS-
1796/1500 
X DIESEL 220 / 110 60 1800 76 
G-113-3306-
CACHIYACU 
2010 OPERATIVO CAT-3306 
382 Hp/285 
Kw 
DIESEL 480 60 1800 225 
Tabla 2.20. : Generación del Bloque Tiguino. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Mantenimiento. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
2.5.2.6. Sistema de tratamiento de agua 
 
El agua de formación después de salir del FWKO, tanque de lavado contiene pequeñas gotas de 
petróleo, partículas de arcilla y fracciones de arena. 
 
Antes de reinyectar el agua, esta tiene que pasar por unidades de filtración para poder retener las 
partículas de sólidos disueltos, las mismas que pueden causar el taponamiento de los poros de 
formación, así como para eliminar el contenido de petróleo residual en el agua. 
 
En el Bloque el agua que se inyecta tiene una cantidad menor a 15 ppm de aceite residual y 120 
ppm de sólidos. 
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2.5.2.6.1. Tanque Skimmer 
 
Es un Tanque que es usado para eliminar aceite residual del agua de formación o nata de petróleo 
por gravedad, las características de diseño se muestran en la tabla 2.21. 
 
Equipo  Tanque Skimmer 
Código TIG - T- 160 
Tipo Cilíndrico Vertical 
Capacidad (BLS) 7000 
Producto Contenido Agua Formación 
Diámetro (ft) 38ft-4in-3/4 
Altura (ft) 35ft-10in-3/16 
Temperatura Media de Operación (°F) 180 
Tabla 2.21. : Características del Tanque Skimmer. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 2.30. : Tanque Skimmer. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
2.5.3. DESCRIPCIÓN DE EQUIPOS DE LOS POZOS INYECTORES Y 
REINYECTORES 
 
2.5.3.1. Equipos de Bombeo 
 
El sistema de inyección y reinyección de agua del CPF está conformado por las bombas Booster 
que envían a las bombas  centrífugas eléctricas horizontales - HPS del sistema. 
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Figura 2.31. : Bomba HPS. 
Fuente: Luis Herrera Silva. 
Fecha: 29/08/2012. 
 
 
Con la bomba HPSJ 12000, sirve para proporcionar fluido motriz para los pozos TIG – 2 ST1, TIG 
- 12 y reinyectar agua a TIG - 14. Mediante la bomba HPSHC 7800 CTL, Sirve para proporcionar 
fluido motriz para el pozo TIG - 16 e inyectar agua al TIG - 5. 
 
Con la bomba HPSHC 12500, Sirve para reinyectar agua al TIG – 10 HZST3 y al TIG-15, en la 
tabla 2.22,  se muestra las bombas que inyectan a sus respectivos pozos. Y las características de las 
bombas HPS se describen en la tabla  2.23. 
 
HPS (BOMBAS CENTRÍFUGAS HORIZONTALES) 
BOMBA FLUIDO MOTRIZ REINYECTOR 
HPS J 12000 
TIG - 2 ST1;  
TIG - 12 TIG - 14 
HPSHC 7800 CTL TIG - 16 TIG - 5 
HPSHC 12500   
TIG - 10 HZST3;  
TIG - 15 
Tabla 2.22. : HPS que se Inyectan a los Pozos. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Por medio de estas bombas se inyecta el agua una vez que ha sido tratada, por medio de los pozos 
Tiguino 05 y Tiguino 11, a una presión 3.000 Psi y 1.500 Psi respectivamente, a la Arenisca Napo 
T Inferior, como método de recuperación secundaria. 
 
Por medio del TIG - 10HZST3, TIG - 14, TIG - 15, se reinyecta el agua en la formación Tiyuyacu 
a una presión de aproximada de 2.600 Psi. 
 
Y esta misma inyección de agua sirve como levantamiento con bombeo hidráulico como fluido 
motriz de los pozos TIG - 2ST1, TIG - 12, TIG - 16. 
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Bomba de Pozo  
Reinyección 
Bomba de Pozo  
Reinyección Bomba de Pozo  Reinyección 
Bomba de Inyección del 
Pozo TIG 05 
Tipo 
Centrifuga 
Horizontal Tipo 
Centrifuga 
Horizontal Tipo 
Centrifuga 
Horizontal Tipo 
Centrifuga 
Horizontal 
Nombre 
HPSJT 
12000 Nombre 
HPS 12500 
CPF Nombre HPSJN 350 CPF Nombre 
HPS 7800 TIG 
05 
Datos de bomba Datos de bomba Datos de bomba Datos de bomba 
Fabricante WOOD GROUP Fabricante CENTRILIFT Fabricante SCHLUMBERGER Fabricante CENTRILIFT 
# serie 
2K9L000400 
# serie 
01H-72141 
# serie 
2NBOH19680 
# serie 
10205252 
01H-72142 01A-0000025 
2K9L000410 01H-72143 2NN2J01380 
01A-0000026 
01A-0000028 
Modelo 
675 
Modelo 
HPHVMARC 
Modelo 
675 
Modelo 
725 XPM H6 
HPHVMARC 725 XPMFFR 
675 
HPHVMARC 
675 
725 XPMFFR 
  
725 XPMFFR 
Tipo 
TJ8 12000 
Tipo 
HC12500 
Tipo 
HJ350N 
Tipo 
HC7800 ARC 
HC12501 HC7800 ARC 
TJ8 12001 HC12502 HJ350N 
HC7800 ARC 
HC7800 
ARC/STUB 
Datos de motor Datos de motor Datos de motor Datos de motor 
Marca ANCA-S2002 Marca 
RELIANCE 
ELECTRIC Marca 
BALDOR 
REBOBINADO Marca SIEMENS 
RPM 3580,0 RPM 3580 RPM 3575 RPM 3560,0 
Potencia 
(HP) 
800 Potencia 
(HP) 
900 Potencia 
(HP) 
500 Potencia 
(HP) 
1000 
Voltaje 
volt) 
4160 Voltaje 
volt) 
460 Voltaje 
volt) 
460 Voltaje 
volt) 
4160 
Amperaje 38,0 Amperaje 994 Amperaje 530,0 Amperaje 119,0 
Tabla 2.23. : Características de las Bombas de Inyección y Reinyección. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
64 
 
CAPÍTULO III 
 
FUNDAMENTOS TEÓRICOS DE LOS MÉTODOS DE RECUPERACIÓN MEJORADA 
DE PETRÓLEO 
 
3.1. RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO 
 
En el proceso de explotación de un yacimiento de petróleo ocurre básicamente en tres etapas de la 
vida del mismo. 
 
En la primera etapa, haciendo uso de su propia energía, el petróleo se drena naturalmente hacia los 
pozos con el efecto del gradiente de presión que existe entre el fondo de los pozos y el yacimiento, 
con ello se logra extraer un porcentaje muy pequeño de petróleo original en sitio (POES); 
dependiendo del mecanismo de empuje y mecanismo de producción y el factor de recobro puede 
variar entre un 10 a 40%. 
 
Este porcentaje de recobro se puede mejorar energizando el yacimiento a través de inyección de 
agua o gas inmiscible, lo cual se conoce como recuperación secundaria, con estos procesos se 
puede aumentar el recobro hasta el 50% del POES, estos métodos son procesos que incrementan 
económicamente el recobro de hidrocarburos, mediante la inyección de fluidos o energía al 
yacimiento; estos procesos de recuperación adicional se clasifican en cuatro categorías 
recuperación térmica, inyección de gases miscibles e inmiscibles, inyección de compuestos 
químicos, tal como se puede ver en la figura 3.1. 
 
El factor de recuperación mejorada está en un rango que va desde un 8 a 15%, dependiendo de las 
características de los fluidos desplazantes y desplazados, de las características de la roca y de la 
tecnología de recuperación que se aplique. 
 
La elección del método no es arbitraria, depende de los siguientes factores: 
 
 Características del petróleo. 
 Características del reservorio. 
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 Profundidad del yacimiento. 
 Espesor saturado de petróleo. 
 Presión del yacimiento. 
 Saturación de agua. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Figura 3.1. : Clasificación de Métodos de Recuperación. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Dentro de la recuperación térmica se encuentra la Inyección de agua caliente, Inyección continua 
de vapor, Inyección cíclica de vapor, Combustión In Situ, Drenaje por gravedad asistido por vapor, 
en el proceso de inyección de gases se encuentran CO2, N2, y gases de combustión, entre los 
procesos químicos se encuentra la inyección de Polímeros (P), Surfactantes (S), Álcalis (A) y las 
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combinaciones (AP/SP/ASP). También existen otros métodos de recuperación mejorada de 
petróleo como es la inyección de microorganismos, emulsiones y estímulos vibracionales. 
 
Con todos estos métodos se va analizar cual proceso es el que permite optimizar la recuperación 
tomando en cuenta las diferentes características propias de la arena en estudio. 
 
3.1.1. FACTORES Y CAMBIOS A EFECTUARSE EN LOS FLUIDOS Y EN LA ROCA 
 
3.1.1.1. EN LA RELACIÓN DE MOVILIDAD 
 
La razón agua petróleo depende de la razón de viscosidades y de la razón de permeabilidades 
efectivas. 
 
La relación de movilidad se define como la movilidad de la fase desplazante (λ D) dividida entre la 
movilidad de la fase desplazada (λd). 
 
 
Si la fase desplazante es agua y la fase desplazada es petróleo. 
 
 
 
 
Figura 3.2. : Alteración del Flujo Fraccional del Agua. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada de petróleo, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA. 
Universidad Central del Ecuador. 
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Si: 
• M > 1, significa que el crudo se mueve más fácilmente que el agua. 
• M = 1, significa que ambos fluidos tienen igual movilidad. 
• M < 1, significa que el agua es muy móvil con respecto al crudo. 
 
La relación de movilidad es una función de la permeabilidad efectiva, la cual está en función de la 
saturación del fluido y la viscosidad de los fluidos desplazante y desplazado. Se designa por la letra 
M con dos subíndices, indicando la fase desplazante y la fase desplazada, y se define como la razón 
de movilidad de la fase desplazante a la fase desplazada. 
 
 
3.1.2. EFICIENCIA MICROSCÓPICA Y VOLUMÉTRICA 
 
3.1.2.1. Eficiencia Microscópica de Desplazamiento ED 
 
Se define como la fracción del volumen de petróleo contactado movilizado y se representa a través 
de la siguiente ecuación: 
 
Ecuación 3.1. Ecuación de Eficiencia Microscópica de Desplazamiento. 
 
 
 
 
 
3.1.2.2. Eficiencia de Barrido Volumétrico ES 
 
La eficiencia de barrido volumétrica se define como la fracción del volumen total del yacimiento 
que es invadida por el fluido desplazante. 
 
Ecuación 3.2. Ecuación de Barrido Volumétrico. 
 
 
 
 
La eficiencia de barrido volumétrico también se puede expresar como: 
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Ecuación 3.3. Ecuación de Barrido Volumétrico en función de las eficiencias de barrido. 
 
 
 
 
Figura 3.3. : Eficiencia de Barrido Volumétrico Es. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.1.2.2.1. Eficiencia de Barrido Areal EA 
 
La eficiencia areal de barrido se define como la fracción horizontal invadida respecto al área 
horizontal del yacimiento donde ha ocurrido el proceso de inyección, que se expresa en un valor 
que va del 0 al 1. 
 
Ecuación 3.4. Ecuación de Barrido Areal. 
 
 
 
 
La eficiencia de barrido areal depende de los siguientes factores: 
 
 Tipo de arreglo geométrico entre pozos productores e inyectores. 
 Razón de Movilidad. 
 Está en función del volumen total de fluidos inyectados y del tiempo. 
 Heterogeneidad Areal. 
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Figura 3.4. : Eficiencia de Barrido Areal Ea. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr.  Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.1.2.2.2. Eficiencia de Barrido Vertical EV 
 
Debido  la heterogeneidad del yacimiento, una fracción del área vertical del yacimiento es 
contactada por el flujo desplazante. Está fracción referida al área vertical total del yacimiento, se 
denomina eficiencia vertical de barrido. 
 
Ecuación 3.5. Ecuación de Barrido Vertical. 
 
 
 
Y entre los factores que afectan la eficiencia vertical de barrido se tienen: 
 
 Heterogeneidad del yacimiento, cuando la heterogeneidad es mayor, menor será la 
eficiencia de barrido vertical. 
 Razón de Movilidad, al aumentar la movilidad, disminuye EV. 
 Volumen del fluido inyectado, la eficiencia de barrido vertical aumenta con el 
volumen de fluido inyectado, con el tiempo de inyección. 
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Figura 3.5. : Eficiencia de Barrido Vertical Ev. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.1.3. EFICIENCIA DE RECOBRO Er 
 
La eficiencia de recobro se expresa como el producto entre la eficiencia de desplazamiento y la 
eficiencia vertical de barrido: 
 
Ecuación 3.6. Ecuación de Eficiencia de Recobro. 
 
 
 
 
3.2. MÉTODOS DE RECUPERACIÓN SECUNDARIA 
 
3.2.1. INYECCIÓN DE AGUA 
 
En la actualidad, es el principal y más conocido de los métodos de recuperación secundaria, 
constituyéndose en el proceso que más ha contribuido al recobro de petróleo, por lo que más de la 
mitad de la producción mundial de petróleo se debe a la inyección de agua. 
 
Su aceptación se debe a: 
 Disponibilidad del agua. 
 Facilidad con la que se inyecta, debido a la carga hidrostática que se logra en el pozo 
inyector. 
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 Facilidad con la que el agua se extiende a través de la formación. 
 Eficiencia del agua para el desplazamiento del petróleo. 
 
La primera inyección fue accidental y ocurrió en 1865 en la ciudad de Pithole, Pennsylvania. Las 
primeras inyecciones de agua ocurrían accidentalmente cuando el agua procedente de algunas 
arenas acuíferas poco profundas o de acumulaciones de agua superficiales que penetraban en los 
pozos perforados, entraban al intervalo productor en estos pozos e incrementaba la producción de 
petróleo en los pozos vecinos. En aquella época se pensó que la inyección de agua tenia la función 
principal de mantener la presión del yacimiento y en 1890 los operadores se dieron cuenta que el 
agua que había entrado a la zona productora había mejorado la producción. 
 
“En el método más antiguo de inyección de agua, primero se inyectaba en un solo pozo, a medida 
que aumentaba la zona invadida y que en los pozos adyacentes se producía agua, estos se usaban 
como pozos de inyección para ampliar el área invadida, se le conocía como “invasión en círculo”, 
como modificación a esto se convirtió una serie de pozos a la inyección de agua, formando un 
empuje lineal. La primera inyección con un patrón de 5 pozos fue intentada en 1924 en el campo de 
Bradford.”9
3.2.1.1. Tipos de inyección 
 
 
 
Los tipos de inyección se pueden dividir de acuerdo con la posición de los pozos inyectores y 
productores y la inyección de agua se puede efectuar de dos formas diferentes: 
 
3.2.1.1.1. Inyección Periférica o Externa 
 
La inyección periférica consiste en inyectar agua fuera de la zona de petróleo, en los flancos del 
yacimiento, el agua se inyecta en el acuífero cerca del contacto agua petróleo, por lo que los pozos 
inyectores se localizan en el límite externo del yacimiento y el petróleo es desplazado hacia el 
interior del yacimiento. 
 
Esta inyección se la utiliza cuando no se posee una buena descripción del yacimiento o la estructura 
del mismo para iniciar el proceso de invasión con agua por los flancos. No requiere de pozos 
adicionales, ya que se pueden usar pozos productores viejos y convertirlos a inyectores, esto hace 
                                                          
9 Craig Forrest, (1982), “Aspectos de Ingeniería de la Inyección de Agua”, Society of Petroleum Engineers of 
AIME, Dallas, EEUU. 
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que disminuya la inversión en áreas donde se tienen pozos perforados en forma irregular o donde el 
espaciamiento de los pozos es grande.10
 
 
 
Figura 3.6. : Inyección de Agua Externa o Periférica. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 3.7. : Yacimiento Anticlinal con un Acuífero en el cual se está Inyectando Agua. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Los inconvenientes de este tipo de inyección es que una porción del agua que se inyecta no se 
utiliza para desplazar el petróleo. No es posible lograr un seguimiento detallado del frente de 
invasión, como se logra en la inyección de agua en arreglos.  
 
                                                          
10 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
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Algunos yacimientos, no son capaces de mantener la presión de la parte central del yacimiento y es 
necesario hacer una inyección en arreglos en esa parte del yacimiento. El proceso de invasión y 
desplazamiento es lento, por lo que la recuperación de la inversión es a largo plazo, y un 
considerable costo de inyección de agua antes que responda a la inyección de agua, esto es crítico 
debido a que se necesita un rápido retorno de la inversión. 
 
3.2.1.1.2. Inyección en arreglos o dispersa 
 
La inyección en arreglos consiste en inyectar el agua dentro de la zona de petróleo. El agua invade 
esta zona y desplaza los fluidos del volumen invadido hacia los pozos productores. Este tipo de 
inyección se la conoce también como inyección de agua interna, debido a que el fluido se inyecta 
en la zona de petróleo a través de un número importante de pozos inyectores que forman un arreglo 
geométrico con los pozos productores 
 
 
 
Figura 3.8. : Inyección por Arreglos. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
La selección del arreglo depende de la estructura y límites del yacimiento, de la continuidad de las 
arenas, de la permeabilidad, porosidad, número y posición de los pozos existentes. 
 
La inyección por arreglos se emplea en yacimientos con poco buzamiento y gran extensión areal. 
 
Para obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre los pozos productores, 
por lo tanto los pozos productores se convierten en inyectores, o se pueden perforar pozos 
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inyectores interespaciados en estos casos es importante obtener una distribución uniforme de los 
pozos. 
 
Las ventajas de este tipo de inyección son: 
 
 Produce una invasión más rápida en yacimiento homogéneo, de bajo buzamiento y 
baja permeabilidad efectiva con alta densidad de los poros debido a que la distancia 
del inyector y productor es pequeño. 
 El Eficiente barrido areal, permite buen control del frente de invasión. 
 
Las desventajas de la inyección son: 
 
 Requiere mayor inversión económica que la inyección externa, debido al alto número 
de pozos inyectores. 
 Necesita mayor descripción del yacimiento. 
 Necesita un mayor seguimiento y control operativo por ende mayor cantidad de 
personal. 
 
Para que la inyección de agua pueda aplicarse como método de recuperación de petróleo se debe 
tener en cuenta varios requerimientos en las propiedades del fluido como las características del 
reservorio. 
 
El problema más común que se tiene con este método es la corrosión en instalaciones superficiales 
y subsuelo. 
 
El agua de inyección sin los tratamientos adecuados produce canalización y taponamiento de la 
formación11
3.2.1.1.3. Teoría de Inyección de Agua 
. 
 
 
3.2.1.1.3.1. Ecuación de Flujo Fraccional 
 
La ecuación de flujo fraccional relaciona la fracción de fluido desplazante en la corriente de fluido 
total, en cualquier punto del reservorio. 
                                                          
11 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
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El desarrollo de esta ecuación se atribuye a Leverett y para deducirla, se considera un 
desplazamiento tipo pistón con fugas, en el cual el fluido desplazado es el petróleo y el fluido 
desplazante es agua. 
 
Ecuación 3.7. : Ecuación de flujo fraccional. 
 
 
 
 
Dónde: 
 Caudal de inyección, BAPD. 
 Gradiente de presión capilar, Psi/ft. 
K = Permeabilidad absoluta, md. 
 Viscosidad de petróleo, cp. 
 Viscosidad de agua, cp. 
A = Área de la sección transversal del reservorio a través del cual el fluido está fluyendo, ft2. 
 Permeabilidades relativas de petróleo y agua, md. 
 Densidad de agua y petróleo a condiciones de reservorio, lbm /ft3. 
 Ángulo medio entre la horizontal (eje positivo)  y la dirección del flujo, en la dirección anti-
horaria, grados. 
0.001127 = Constante para conversión en unidades de campo, Bls/día-ft2. 
0.00694 = Factor de conversión que permite expresar unidades de los término de gravedad, 
densidades de los fluidos y el gradiente de presión capilar, Psi/ ft. 
 
 
Debido a que se tiene poca información disponible para evaluar el gradiente de presión capilar. En 
otros casos, el efecto de la presión capilar es despreciable y si se asume que los efectos de la 
gravedad son despreciables la ecuación que se utiliza es: 
 
Ecuación 3.8. : Ecuación de flujo fraccional con efectos de gravedad despreciables. 
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Efectos sobre la Eficiencia de Desplazamiento 
 
La ecuación de flujo fraccional permite estudiar el efecto de varias variables del yacimiento sobre 
la eficiencia en los proyectos de inyección. 
 
Para tener una alta eficiencia de desplazamiento y por lo tanto, una inyección más eficiente, se 
requiere que el flujo fraccional de agua en cualquier punto sea mínimo.  
Los efectos de la viscosidad del agua se dan si la viscosidad del agua aumenta, el flujo fraccional 
de agua disminuye y la eficiencia del desplazamiento será mayor12
Este efecto se puede alcanzarse, con la adición de ciertos polímeros al agua, pero hay que tener en 
cuenta que un aumento de viscosidad puede disminuir la inyectividad
.  
 
13
3.2.1.1.3.2. Ecuación de Avance Frontal 
. 
 
 
Esta ecuación resulta de la aplicación de la Ley de Conservación de Masa para el flujo 
unidireccional de dos fluidos inmiscibles a través de un medio poroso homogéneo y continuo. 
Además asume que los fluidos y el medio poroso son incompresibles14
Ecuación 3.9. : Ecuación de Desplazamiento fases inmiscibles en sistemas lineales. 
 
 
 
 
Dónde: 
. 
 
Permite conocer la distribución de la saturación de los fluidos como una función de la posición y 
del tiempo, durante un proceso de desplazamiento de dos fases inmiscibles en sistemas lineales. 
 
 = Velocidad del frente de saturación, ft/s. 
A = Área de sección transversal del reservorio a través del cual el fluido está fluyendo, ft2. 
 = Porosidad, Fracción. 
 = Rata total de flujo, BFPD. 
 = Rata de inyección de agua, BAPD. 
                                                          
12 Raúl Valencia, (2011), “Recuperación Secundaria por inyección de agua” EPN. Quito, Ecuador. 
13 Raúl Valencia, (2011), “Recuperación Secundaria por inyección de agua” EPN. Quito, Ecuador. 
14 Lucio Carrillo, (2006), Capítulo 5, “Desplazamiento Inmiscible”. 
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 = Pendiente de la curva de fw vs Sw a una determinada Sw, adimensional. 
5,615 = Factor de conversión de unidades ft3/Bls. 
 
La ecuación de avance frontal permite definir también saturaciones de agua promedio al momento 
y después del tiempo de ruptura. 
 
Para determinar la distancia del frente de saturación a un determinado tiempo se procede a integrar 
la ecuación de avance frontal. 
 
Ecuación 3.10. : Ecuación de Avance Frontal. 
 
 
 
 
 
Y la ecuación que define el frente de fluido de saturación como una función del tiempo. 
 
Ecuación 3.11. : Ecuación del frente de fluido de saturación como función del tiempo. 
 
 
 
 
Distribución de la Saturación de Agua 
 
La distribución de la saturación de agua en el medio poroso depende del volumen de agua 
inyectado Wi y, en consecuencia, del tiempo de inyección, tD. 
 
3.2.1.1.3.3. Determinación de la saturación promedia de agua antes de la ruptura 
 
Este método requiere que la saturación de agua inicial sea uniforme. A cualquier tiempo después de 
que el proceso de desplazamiento empieza, la distribución de saturación desaparecerá. 
 
Ecuación 3.12. : Ecuación de la saturación promedia de agua antes de la ruptura. 
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Para un tiempo dado se puede graficar el perfil de saturación de agua, a partir de la curva de flujo 
fraccional, de la cual se obtiene el valor de la pendiente y se calcula la posición y el valor de la 
saturación detrás del frente de ruptura15
 
. 
 
Figura 3.9. : Pendiente de la Curva de Flujo Fraccional. 
Fuente: Ingeniería de Reservorios, Lucio Carrillo Barandiaran (2006). 
 
 
3.2.1.1.3.4. Determinación de la saturación promedia de agua después de la ruptura 
 
El método de Welge permite obtener la saturación promedio de agua, detrás del frente, 
considerando la distribución de la saturación de agua en la distancia. 
 
Ecuación 3.13. : Ecuación de saturación promedio de agua después de la ruptura. 
 
 
 
Después de la ruptura, tanto la saturación como el flujo fraccional aumentan con el tiempo. 
La saturación detrás del frente se puede determinar utilizando la curva de flujo fraccional16
                                                          
15 Lucio Carrillo, (2006), Capítulo 5, “Desplazamiento Inmiscible”. 
16 Lucio Carrillo, (2006), Capítulo 5, “Desplazamiento Inmiscible”. 
. 
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Figura 3.10. : Saturación de Agua Promedio Después del Punto De Ruptura. 
Fuente: Ingeniería de Reservorios, Lucio Carrillo Barandiaran (2006). 
 
 
Después de la ruptura, la saturación promedio de agua en la zona barrida del yacimiento,  
aumenta con el avance de la invasión, por lo tanto la eficiencia de desplazamiento también 
aumentará. 
 
3.2.2. INYECCIÓN DE GAS 
 
La inyección de gas natural fue el primer método sugerido para mejorar el recobro de petróleo y se 
inició a comienzos del año 1900, con el fin de mantener la presión (mantenimiento total) o 
suplementar la energía natural del yacimiento (mantenimiento parcial) y dar lugar a un incremento 
del recobro de petróleo. En la inyección de gas natural, como este es más liviano que el petróleo, 
tiende a formar  una capa artificial de gas bien definida, aun en formaciones de poco buzamiento. 
El gas disuelto en el petróleo disminuye su viscosidad y mantiene alta la presión, por lo que los 
pozos productores pueden mantener la tasa de producción a un nivel más elevado durante la vida 
productiva del campo.17
                                                          
17 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
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3.2.2.1. Tipos de Inyección 
 
Se clasifican en inyección de gas interna o dispersa e inyección de gas externa. 
 
3.2.2.1.1. Inyección de gas interna o dispersa 
 
Es la inyección de gas dentro de la zona de petróleo, Se aplica generalmente en yacimientos con 
empuje de gas en solución, sin capa de gas inicial y donde no hay una tendencia a desarrollar una 
capa de gas secundario. El gas inyectado emerge con el petróleo en poco tiempo de ser inyectado. 
Este tipo de inyección se puede aplicar en yacimientos homogéneos, con poco buzamiento y poco 
espesor. 
 
Se requiere un número elevado de puntos de inyección, por lo que los pozos de inyección se 
colocan formando cierto arreglo geométrico con el propósito de distribuir el gas inyectado a través 
de la zona productiva del yacimiento. 
 
Las ventajas son: 
 Se puede orientar el gas inyectado hacia las zonas más apropiadas. 
 La cantidad de gas se puede optimizar mediante el control de la producción e 
inyección del gas. 
 
Las desventajas son: 
 La cantidad de pozos de inyección requeridos aumentan los costos de operación y 
producción. 
 
3.2.2.1.2. Inyección de gas externa 
 
En la inyección de gas externa, el gas es inyectado en la cresta de la estructura donde se encuentra 
la capa de gas, Se puede utilizar un arreglo como se observa en la figura 3.11. 
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Figura 3.11. : Yacimiento con una Capa de Gas en la cual se Inyecta Gas. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Este método se puede aplicar en yacimientos donde ocurre segregación gravitacional debido a la 
influencia de las fuerzas de gravedad. Se usa en yacimientos de relieve estructural alto, esto 
permite que la capa de gas desplace al petróleo. Se necesita altas permeabilidades verticales, > 200 
md. Los pozos deben ser ubicados de tal forma que el gas se distribuya arealmente para poder 
obtener mejores resultados en el drenaje por gravedad. 
 
Las ventajas del método son: 
 Eficiencia del barrido areal y vertical son mayores. 
 Mayor beneficio debido al drenaje por gravedad con respecto a la inyección interna. 
 
Las desventajas son: 
 Requiere de una permeabilidad vertical muy buena del yacimiento. 
 Se debe controlar la producción de gas de la zona de petróleo. 
 Las intercalaciones de lutitas son problema para la inyección de gas externa.  
 
3.3. MÉTODOS DE RECUPERACIÓN TERCIARIA 
 
3.3.1. MÉTODOS TÉRMICOS 
 
La Recuperación Térmica es el proceso por el cual se introduce calor dentro del yacimiento. Son 
métodos de aplicación indispensable para crudos pesados y extrapesados. 
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En el caso de petróleos viscosos, los cuales son de mayor interés para la aplicación de estos 
procesos. En estos métodos se utiliza calor para mejorar la eficiencia del desplazamiento y de 
extracción. La reducción de la viscosidad del petróleo que conlleva el incremento de la 
temperatura, permite que el crudo fluya más fácilmente y por ende una mayor razón de 
movilidad18
 Proceso que implican la inyección de un fluido caliente en el yacimiento o llamados 
Desplazamientos Térmicos. 
. 
 
Los procesos térmicos de extracción se clasifican en dos tipos: 
 
 Procesos que generan el calor en el propio yacimiento “Procesos In Situ” o llamados 
Tratamientos de Estimulación Térmica. 
 
Desplazamientos Térmicos 
 
El fluido se inyecta continuamente en cierto número de pozos inyectores para desplazar el crudo 
por pozos productores. La presión que se inyecta hace que aumenten las fuerzas impelentes en el 
yacimiento, y así también aumente el flujo de crudo. Por lo que el desplazamiento térmico reduce 
la resistencia al flujo y además añade una fuerza que aumenta las tasas de flujo19
 
.  
Tratamientos de Estimulación Térmica 
 
Se calienta la parte del yacimiento cerca de los pozos productores. Las fuerzas impelentes en del 
yacimiento, la gravedad, gas en solución y desplazamiento por agua, afectan las tasas mejoradas de 
extracción. 
 
3.3.1.1. Inyección de agua caliente 
 
La inyección de agua caliente es el método térmico de recuperación más seguro, involucra el flujo 
de dos fases; agua y petróleo. Este proceso de desplazamiento, consiste que el petróleo es 
desplazado inmisciblemente,  tanto por el agua  caliente como fría. Se aplica a crudos viscosos. El 
agua caliente se mueve alejándose del pozo inyector, esta se mezcla con los fluidos del yacimiento 
formando una zona calentada en la cual la temperatura varía desde la temperatura de inyección 
hasta la temperatura del yacimiento. 
 
                                                          
18 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
19 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
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Este método de recuperación mejorada de petróleo es ventajoso en las formaciones que tienen alta 
permeabilidad, suficiente como para poder mantener una tasa de inyección alta, para poder 
minimizar las pérdidas de calor. La inyección de agua caliente es más efectiva en yacimientos que 
contiene petróleos viscosos, que tengan una disminución en la viscosidad cuando haya incrementos 
de temperatura pequeños y petróleos de bajo grado API difíciles de recuperar, la técnica requiere de 
altas presiones. 
 
El principal objetivo de los métodos térmicos es reducir la viscosidad del petróleo para poder 
permitir su flujo a través del medio poroso y así recuperarlo. Se piensa que la inyección de agua 
caliente puede causar daño a la formación, debido al incremento en la saturación de agua alrededor 
del pozo y que se forman emulsiones que reducen su capacidad productiva luego que se disipa los 
efectos térmicos20
 Mejoramiento de la movilidad del petróleo al reducir la viscosidad. 
. 
 
Debido a la poca aplicabilidad de la estimulación con inyección de agua caliente y son pocos los 
trabajos experimentales y teóricos. 
 
Los procesos de desplazamiento de la inyección de agua caliente son: 
 
 Reducción del petróleo residual por altas temperaturas. 
 Expansión térmica del petróleo. 
 
3.3.1.2. Inyección continúa de vapor 
 
La inyección continua de vapor es un proceso de desplazamiento, consiste en inyectar vapor en 
forma continua a través de algunos pozos y producir por otros, estos pozos se perforan en forma de 
arreglos. Cuando se aplica la inyección continua de vapor, el petróleo es producido por estos 
mecanismos: 
 
 Destilación por vapor. 
 Reducción de la viscosidad. 
 Expansión térmica. 
                                                          
20 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
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Figura 3.12. : Inyección Continua de Vapor. 
Fuente: Recuperación Térmica de Petróleo, Alvarado y  Banzér, (2002), Venezuela. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.1.2.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección continua de vapor pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos importantes, como se muestran en la tabla 3.1. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN CONTINUA DE VAPOR 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API < 12 - 25 
Porosidad % > 30 
Permeabilidad md ≈1000 
Temperatura No Crítica 
Viscosidad cp < 1000 
Presión de inyección Psi <  2500 
Calidad del vapor % 80 - 85 
Espesor Neto ft ≥ 30 
Tabla 3.1. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección Continua de Vapor. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.1.3. Inyección Cíclica de vapor 
 
La inyección cíclica de vapor es uno de los métodos térmicos más usados, debido a la fácil 
aplicación, de la baja inversión inicial y del rápido retorno de la misma. La inyección cíclica de 
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vapor consiste básicamente en inyectar vapor a un pozo durante un determinado tiempo, 
aproximadamente de 3 a 5 días y luego ponerlo en producción21
 
, como se muestra en la figura 3.13. 
 
 
Figura 3.13. : Inyección Cíclica de Vapor. 
Fuente: Llego el momentos de la tecnología EOR, Schlumberger. Oilfield Review, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
“Una vez que el pozo es puesto en producción este producirá a una tasa aumentada durante un 
cierto periodo de tiempo, que en general, puede ser del orden de 4 a 6 meses, y luego declinara a la 
tasa de producción original. Un segundo ciclo de inyección puede emplearse, y de nuevo la tasa de 
producción aumentará y luego declinará. Ciclos adicionales pueden realizarse de una manera 
similar, sin embargo, el petróleo recuperado durante tales ciclos será cada vez menor”22
                                                          
21 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
22 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
. 
 
El ciclo también conocido como “Huff and Puff”, puede repetirse hasta que la respuesta no sea 
rentable, debido a la declinación de la presión del yacimiento y al aumento de la producción de 
agua. 
 
Este método de recuperación mejorada de petróleo se la utiliza para crudos pesados entre (8 – 
15ºAPI), en yacimientos poco profundos y pozos perforados en espacios cortos. 
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3.3.1.3.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección cíclica de vapor pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos importantes, como se muestran en la tabla 3.2. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN CÍCLICA DE VAPOR 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API < 15 
Porosidad % > 30 
Permeabilidad md 1000 - 2000 
Profundidad ft <  3000 
Tiempo de 
inyección días 14 - 21 
Número de Ciclos 3 a 5 
Viscosidad cp < 4000 
Presión de 
inyección Psi <  1400 
Espesor Neto ft ≥ 30 
Tabla 3.2. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección Cíclica de Vapor. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
3.3.1.4. Drenaje por gravedad asistido por vapor SAGD 
 
Drenaje por gravedad asistido por vapor (SAGD); es una tecnología de recuperación mejorada de 
petróleo para la producción de crudo pesado y bitumen.  
 
Este método de recuperación mejorada de petróleo,  fue planteado por primera vez en el año 1.981, 
por Butler, McNab y Lo, quienes propusieron que se produjera petróleo por medio de un pozo 
horizontal localizado en la base del yacimiento y la inyección de vapor por medio de un pozo 
horizontal y/o vertical, situado en la parte superior de la arena. 
 
En el caso del uso de pozos horizontales para inyectar y producir, la figura 3.14, nuestra la 
estimulación de vapor en la que un par de pozos horizontales se perforan en el reservorio, donde 
uno de ellos se encuentra a unos pocos metros por encima del otro, el vapor a baja presión se 
inyecta continuamente en el pozo superior para calentar el petróleo y así reducir su viscosidad, 
permitiendo de esta forma que el petróleo drene por gravedad hacia el pozo productor que se 
encuentra abajo donde será bombeado. 
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Figura 3.14. : Drenaje Por Gravedad Asistido Por Vapor (SAGD). 
Fuente: http://www.japex.co.jp/english/business/images/eng_sagd_gainen.gif 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
En el proceso SAGD, los pozos paralelos horizontales son perforados en la formación, donde uno 
se encuentra por encima del otro. En el pozo superior se inyecta vapor y en el pozo de abajo se 
acumula petróleo que se dreno de la formación, junto con el agua que se condensa del vapor 
inyectado. 
 
La base de este proceso es que al inyectar vapor, se forma una cámara de vapor. El calor del vapor 
reduce la viscosidad del crudo pesado, lo cual permite que el crudo fluya hacia la parte inferior del 
pozo. El vapor y los gases, ascienden debido a la baja densidad en comparación con el crudo, 
permitiendo que el vapor no sea producido en el pozo inferior. 
 
Los gases que se producen pueden ser, metano, dióxido de carbono, sulfuro de hidrogeno, tienden a 
llenar el espacio vacío dejado por el petróleo. 
 
3.3.1.5. Combustión in situ 
 
La Combustión In Situ implica la inyección de aire al yacimiento, mediante ignición espontánea o 
inducida, se origina un frente de combustión que propaga calor dentro del mismo. 
 
La energía térmica generada por este método produce una serie de reacciones químicas tales como 
oxidación, desintegración catalítica, destilación y polimerización23
                                                          
23 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
. 
 
La combustión en sitio recupera petróleo por: 
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 La reducción de la viscosidad resultante de la aplicación de calor. 
 La mezcla de los productos de la destilación y craqueo termal con el crudo, mejora la 
calidad del mismo. 
 La combustión del coque presente en el petróleo. 
 El mantenimiento de la presión del reservorio por la inyección del aire. 
 
Se conocen dos modalidades para llevar a cabo la combustión in situ en el yacimiento, los cuales 
son Combustión Convencional o hacia delante (“forward combustión”), debido a que la zona de 
combustión avanza en la misma dirección que el flujo de fluidos, y Combustión en reverso o contra 
corriente (“reverse combustión”), debido a que la zona de combustión se mueve en dirección 
opuesta que la del flujo de fluidos24
En la combustión convencional se puede implementar la inyección de agua alternada o 
simultáneamente con el aire dando origen a la denominada combustión húmeda; la cual puede 
subdividirse dependiendo de la relación agua -  aire inyectado en
. 
 
25
 Combustión húmeda normal. 
: 
 
 Combustión húmeda incompleta. 
 Combustión súper húmeda. 
 
Combustión Convencional 
 
En este proceso los fluidos inyectados y el frente de combustión se mueven en el mismo sentido del 
pozo inyector hacia los pozos productores. 
 
Durante este proceso se forman dentro del yacimiento varias zonas, las cuales se muestran en la 
figura 3.15. Estas zonas se originan por las altas temperaturas generadas dentro del medio poroso, 
el cual se encuentra saturado inicialmente con agua, petróleo y gas. 
 
 
 
 
 
                                                          
24 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
25 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
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Figura 3.15. : Diferentes Zonas Formadas Durante La Combustión Convencional. 
Fuente: Recuperación Térmica de Petróleo, Alvarado y  Banzér, (2002), Venezuela. 
 
 
En la combustión convencional,  la ignición se induce en el pozo inyector, y una vez lograda, la 
temperatura aumenta gradualmente hasta que se alcanza el punto de vaporización del agua. El 
vapor de agua generado se mezcla con la corriente de gases, y fluye a través del yacimiento a la 
misma tasa con la que se transfiere calor desde el frente de combustión. A esta temperatura ocurre 
el desplazamiento por destilación, de parte del petróleo. 
 
Una vez que toda el agua se ha vaporizado, la temperatura en este punto aumenta progresivamente 
y la viscosidad del crudo in situ disminuye, asimismo los volúmenes de petróleo y gas aumentan 
por expansión térmica.  
 
Este mecanismo resulta en un incremento del flujo de petróleo dentro de la corriente líquida. Puede 
ocurrir también vaporización del petróleo cuando la presión de vapor de sus componentes exceda la 
presión del sistema. Cuando la temperatura supera los 350 °C (límite que depende del tipo de crudo 
y de las características del yacimiento) ya la mayor parte del petróleo ha sido desplazado de allí 
hacia las zonas menos calientes del yacimiento y  el material pesado depositado comienza a 
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operarse la desintegración catalítica, de la que se origina un volumen adicional de hidrocarburos 
livianos26
Las dimensiones de las zonas de altas temperaturas (combustión, deposición de coque, 
desintegración catalítica y evaporación) son en realidad pequeñas y su movimiento dentro del 
yacimiento obedece principalmente a dos mecanismos de transferencia de calor: la conducción a 
través de la matriz sólida del yacimiento y la convección por los gases que fluyen desde la zona 
caliente hacia la zona inalterada
. 
 
Finalmente, la parte más pesada del crudo (coque) se consume como combustible, alcanzándose la 
máxima temperatura de combustión. 
 
27
A continuación de esta zona se encuentra la zona de condensación, la cual también se conoce como 
meseta de vapor pues en ella la temperatura es más o menos constante y cercana en magnitud al 
punto de ebullición del agua, a la presión parcial del agua en la fase de vapor.
.  
 
28
Combustión en Reverso 
 
En la combustión en reverso, el frente de combustión se mueve en dirección opuesta al flujo de 
aire, la combustión se inicia en el pozo productor y el frente de combustión se mueve contra el 
flujo de aire. La figura 3.16, muestra las zonas que se forman en el yacimiento. 
 
 
                                                          
26 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
27 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
28 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
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Figura 3.16. : Diferentes Zonas Formadas Durante La Combustión En Reverso. 
Fuente: Recuperación Térmica de Petróleo, Alvarado y  Banzér, (2002), Venezuela. 
 
 
El movimiento del frente de combustión es hacia las zonas de mayor concentración de oxígeno y 
los fluidos desplazados atraviesan este frente de combustión como parte de la corriente de gas, 
siendo transportados a través de las zonas calientes hacia los pozos de producción por drenaje de 
gravedad y empuje de gas. 
 
El petróleo producido tiene diferentes características al crudo in situ, pues este es más liviano y 
tiene menos viscosidad, por lo que este proceso se aplica en áreas bituminosas y en crudos 
extrapesados, los cuales son casi inmóviles a condiciones de yacimiento, con estas condiciones la 
combustión convencional sería un fracaso debido a que los bancos de líquido que se forman delante 
del frente de combustión originarían un bloqueo impidiendo la circulación. 
 
Una de las diferencias entre la combustión convencional y la de reverso es de que la de reverso es 
menos atractiva debido a que la recuperación es menor tiene un mayor consumo de combustible, 
mayor pérdidas de calor, problemas de equipos más severos29
                                                          
29 Alvarado Douglas, Banzér Carlos, (2002), “Recuperación Térmica de Petróleo”, Caracas, Venezuela. 
.  
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3.3.1.5.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la combustión in situ pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de petróleo 
se deben tomar los siguientes aspectos importantes, como se muestran en la tabla 3.3. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA COMBUSTIÓN IN SITU 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API < 40 
Saturación de 
Petróleo % VP 40 - 50 
Formación Areniscas de alta porosidad 
Permeabilidad md > 100 
Viscosidad cp < 1000 
Profundidad ft <  500 
Temperatura ºF > 150 
Presión del 
Reservorio No Crítica 
Composición 
Algunos Componentes 
Asfalticos y depositación 
de coque 
Empuje de Agua No o Débil 
Espesor Neto ft > 10 
Tabla 3.3. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Combustión In Situ. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.2. MÉTODOS MISCIBLES 
 
3.3.2.1. Inyección de CO2 
 
Existen dos métodos de inyección de CO2, el primero consiste en inyectar CO2 en la periferia del 
campo donde la producción ha ido decayendo.  
 
El petróleo y el CO2 son barridos a lo largo de un frente hacia los pozos productores, en este 
proceso el agua es inyectada alternadamente con el CO2 (Gas Alternado con agua WAG), con esto 
se evita problemas que suceden con la inyección continua de CO2. 
 
El otro tipo del método inyección de CO2 es el proceso “Huff & Puff”, donde el CO2 es inyectado 
dentro del pozo y es cerrado por 2 a 4 semanas, luego el CO2 y el petróleo son producidos por el 
mismo pozo. 
 
El ciclo de inyección y producción son repetitivos de dos a tres veces, con cada tratamiento el 
incremento de petróleo se reduce hasta que la inyección de CO2 no es económicamente rentable. 
 
El CO2 en estado líquido (TC= 88 ºF y PC= 1.073 Psi), es el agente miscible para el recobro de 
petróleo. El CO2 puede reducir la viscosidad del petróleo, efecto que es importante en la 
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producción de crudos pesados. El objetivo principal del método es incrementar el factor de recobro 
mediante la reducción de la saturación residual de petróleo (SOR). 
 
 
Figura 3.17. : Proceso de Inyección de CO2. 
Fuente: http://minas.upm.es/investigacion/co2/img/CO2-EOR.gif 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.2.1.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de CO2 pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de petróleo 
se deben tomar los siguientes aspectos importantes, como se muestran en la tabla 3.4.  
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE CO2 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API > 30 
Saturación de 
Petróleo % VP > 30 
Formación Areniscas y carbonato con pocas fracturas 
Permeabilidad No Critica 
Viscosidad cp < 10 
Profundidad ft > 2000 
Temperatura No Critica 
Presión del 
Reservorio Psi > 1200 <4500 
Composición 
Alto porcentaje de 
hidrocarburos livianos 
(C5 - C12) 
Empuje de Agua No o Débil 
Espesor Neto Delgada 
Tabla 3.4. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección de CO2. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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Generalmente se inyecta CO2 mezclado con agua para mejorar la relación de movilidad entre la 
fase mojante y no mojante, puede considerarse a esta técnica como una modificación a la inyección 
de agua. 
 
3.3.2.2. Inyección de N2 
 
Cuando se inyecta N2, este forma un frente miscible por vaporización de componentes livianos 
presentes en el crudo. Con la inyección continua de N2 se logra desplazar el frente miscible a lo 
largo del yacimiento, moviendo un banco de crudo hacia los pozos productores. La inyección de 
este gas también puede alternarse con la inyección de agua WAG para incrementar la eficiencia de 
barrido y la recuperación de petróleo. 
 
Los fluidos del reservorio desarrollan cambios significativos al entrar en contacto con el gas N2. 
Estos cambios incluyen propiedades como el factor de volumen de formación, la relación gas 
petróleo, densidad, viscosidad y gravedad de gas en solución. El factor de volumen de formación y 
la relación gas petróleo decrecen al entrar en contacto con el N2. La densidad y la viscosidad del 
petróleo se incrementan al entrar en contacto con el N2. 
 
Los tipos de reservorios donde se puede aplicar son; Reservorios de capa de gas y Reservorios con 
Segregación Gravitacional. 
 
El nitrógeno se puede obtener a escalas industriales mediante la separación física del aire. Para ello 
se utiliza plantas criogénicas que separan el nitrógeno de los otros componentes del aire, 
almacenándolo en su forma líquida para su posterior traslado al lugar de inyección. 
 
Este método que consiste en la inyección continúa de nitrógeno a alta presión a través del tubing. 
El nitrógeno se inyecta directamente en la zona de la capa de gas con la finalidad de elevar la 
presión del reservorio por encima de la presión de burbuja del yacimiento. 
 
 
3.3.2.2.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de N2 pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de petróleo se 
deben tomar los siguientes aspectos importantes, ver tabla 3.5. 
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CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE N2 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API > 35 
Saturación de 
Petróleo % VP > 30 
Formación Areniscas y carbonato con pocas fracturas 
Permeabilidad No Critica 
Viscosidad cp < 10 
Profundidad ft > 4500 
Temperatura No Critica 
Presión del 
Reservorio Alta para crear miscibilidad 
Composición 
Alto porcentaje de 
hidrocarburos livianos 
(C1 - C7) 
Empuje de Agua No o Débil 
Espesor Neto Relativamente Delgada 
Tabla 3.5. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección de N2. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 3.18. : Proceso de la Inyección de Nitrogeno. 
Fuente: http://www.ingenieriadepetroleo.com 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
3.3.2.3. Inyección Solventes 
 
En la inyección de solventes a la mayoría de los fluidos que son miscibles parcialmente con el 
petróleo. La inyección de solventes fue uno de los primeros métodos utilizados para extraer el 
petróleo del medio poroso, iniciándose en 1960, en principio se trataba de inyectar gas licuado de 
petróleo GLP, en pequeños tapones y desplazar el GLP por medio de un tapón de gas seco, este 
método resulto menos atractivo debido a que el precio del solvente aumentaba30
                                                          
30 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
.  
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Este mecanismo cumple funciones importantes como son la extracción del crudo, disolución, 
disminución de la viscosidad, incremento del petróleo y el empuje por gas en solución, siendo el 
principal la extracción, como se muestra en la figura 3.19. Entre los fluidos más utilizados en la 
operación se encuentran: alcoholes orgánicos, cetonas, hidrocarburos refinados, gas condensado del 
petróleo (GLP), gas natural y gas licuado, dióxido de carbono, aire, nitrógeno, gases de combustión 
y otros. 
 
 
Figura 3.19. : Inyección de Solventes. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
La inyección de solventes implica la recuperación de petróleo por: 
 
 Generación de miscibilidad. 
 Incremento en el volumen de crudo 
 Reducción de su viscosidad 
 Desplazamiento por gases inmiscibles. 
 
3.3.2.3.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de solventes pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos importantes, como se muestran en la tabla 3.6. 
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CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE SOLVENTES 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API > 23 
Saturación de 
Petróleo % VP > 25 
Formación Areniscas con un mínimo de fracturas y alta permeabilidad 
Permeabilidad No Critica si es uniforme 
Viscosidad cp < 10 
Profundidad ft > 4000 
Temperatura ºF 
< 250 (es importante en 
yacimientos profundos se 
necesita contar con altas 
presiones para el empuje de gas) 
Presión del 
Reservorio Presión Mínima de Miscibilidad (PMM) 
Composición 
Alto porcentaje de 
hidrocarburos 
livianos 
Empuje de 
Agua No Critica 
Espesor Neto Relativamente Delgado al menos tenga un buen buzamiento 
Tabla 3.6. : Parámetros o Criterios Técnicos de Inyección de Solventes. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.2.4. Inyección de Gas Vaporizante y Condensante 
 
El proceso  de inyección con gas enriquecido o empuje con gas condensante, consiste en que el 
tapón inyectado es de metano enriquecido con etano, propano o butano y este es seguido de gas 
pobre y agua.  
 
“La inyección continua del gas enriquecido y la remoción de las fracciones livianas alrededor del 
pozo forman zonas ricas en C2 y C4. Se espera que si el gas inyectado es rico y suficiente, esta 
banda de petróleo enriquecido se vuelva inmiscible con aquel, desplazando al petróleo”31
Las ventajas de este proceso de gas enriquecido es que puede desplazar todo el petróleo residual en 
contacto. Los problemas se dan por una pobre eficiencia, el costo del gas es alto y la presencia de 
canalizaciones lleva a la desaparición del tapón
. Para 
lograr la operación debe lograrse una presión en el rango de 1.450 a 2.800 Psi. 
 
32
                                                          
31 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
32 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
. En la figura 3.20, se muestra el proceso de la 
inyección con gas condensante. 
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Figura 3.20. : Proceso de Inyección de Gas Condensante. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
En el caso de la inyección con gas vaporizante, es la inyección continua de gas pobre como el 
metano o el etano a una presión por encima de 2.900 Psi, para formar una zona de miscibilidad. 
Esta zona de miscibilidad no se alcanza en el pozo, sino que se alcanza en un punto más alejado del 
punto de inyección, hasta 100 pies antes de que el gas haya vaporizado suficiente a fracciones de 
C2 al C6 para ser miscible. 
 
 
Figura 3.21. : Proceso de Inyección de Gas Vaporizante. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
Las ventajas de este proceso de gas vaporizante, es más económico que el proceso del tapón de 
propano y gas enriquecido y el gas puede ser reinyectado. Las principales desventajas del proceso 
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son que se requiere de altas presiones de inyección, el petróleo debe ser rico en fracciones de C2 al 
C6, tiene una eficiencia areal pobre y el costo de gas es alto. 
 
3.3.2.5. Inyección Alternada de Agua y Gas 
 
La inyección alternada de agua y gas, es también conocida como proceso WAG (Water Alternating 
Gas), El proceso WAG fue propuesto inicialmente como un método para mejorar la eficiencia de 
barrido durante la inyección de gas. 
 
La técnica consiste en inyectar al yacimiento baches alternados y sucesivos de agua y gas para 
lograr un mejor barrido de la zona de interés, con la idea de desplazar un mayor volumen de 
petróleo remanente, mejorando así el factor de recobro. 
 
Con este método, se pueden combinar las ventajas sobre el desplazamiento de petróleo que ofrecen 
el agua (alta eficiencia macroscópica) y el gas (alta eficiencia microscópica) y se complementan las 
desventajas de uno y otra (baja eficiencia microscópica para el agua y baja eficiencia macroscópica 
en el caso del gas). Esto debe verse reflejado en un aumento del factor de recobro33
 
. 
 
Figura 3.22. : Proceso de Inyección Alterna de Agua y Gas. 
Fuente: Inyección alternada de agua y gas (WAG), Revista Fuentes. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
                                                          
33 Robinson Jiménez, y Otros.  Inyección alternada de agua y gas (WAG): Generalidades Teóricas, Casos 
Históricos, Problemas Operacionales Comunes y Screening Estadístico para su aplicación. Revista Fuentes. 
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3.3.2.5.1. Factores que afectan la inyección WAG34
 
Entre los principales factores que afectan el proceso de inyección WAG se tienen los siguientes: 
 
 
 La heterogeneidad del yacimiento. 
 La mojabilidad del medio poroso. 
 Propiedades de los fluidos inyectados y de formación. 
 Condiciones de miscibilidad. 
 Parámetros WAG como frecuencia de los ciclos, tamaño de los baches, relación agua / gas, 
tasa de inyección. 
 
3.3.3. MÉTODOS QUÍMICOS 
 
3.3.3.1. Inyección de Polímeros 
 
La inyección de agua convencional sigue siendo el método de recuperación secundaria que con 
mayores posibilidades de éxito económico puede aplicarse a yacimientos con petróleo de 
viscosidades moderadas. Su principal desventaja es su alta movilidad en relación con el crudo. Por 
lo que hay un interés en todos los agentes que mejoran las propiedades de flujo de agua, 
aumentando su viscosidad mediante el uso de polímeros hidrosolubles. Por lo que los polímeros 
incrementan la viscosidad y disminuyen la movilidad del agua para poder mejorar las eficiencias de 
barrido areal y vertical, Y en si la eficiencia volumétrica de barrido y proveer un mejor 
desplazamiento. 
 
Características Principales de los Polímeros 
a) Definiciones de Polímeros 
 
Los polímeros son macromoléculas formadas por la unión de moléculas más pequeñas de cadena 
larga formada por grupos repetidos llamados monómeros, unidas mediante enlaces covalentes, con 
un peso molecular alto (10.000 o mayor), como se muestra en la figura 3.23, que muestra la 
moléculas de polímeros.  
 
Una poliacrilamida es un polímero resultante de la unión de n - monómero amidas. Cuando son 
mezclados con agua, aumentan la viscosidad de la solución. 
 
                                                          
34 Robinson Jiménez, y Otros.  Inyección alternada de agua y gas (WAG): Generalidades Teóricas, Casos 
Históricos, Problemas Operacionales Comunes y Screening Estadístico para su aplicación, Revista Fuentes. 
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Figura 3.23. : Polímeros Tipo Bloque y Tipo Injerto. 
Fuente: Simulación Computacional de Procesos de ASP, Universidad de Zulia. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
b) Clasificación de los Polímeros 
 Polímeros Naturales o Biopolímeros 
 
Los polímeros naturales son aquellos que se encuentran en la naturaleza, tanto los polisacáridos 
como los derivados de la celulosa, son susceptibles a la biodegradación por lo que se agrega 
productos químicos para protegerlas contra el ataque de bacterias durante el almacenamiento y el 
uso en el yacimiento. 
 
 Polímeros Semisintéticos 
 
Los polímeros semisintéticos son aquellos se los obtienen por el manejo químico de los 
Biopolímeros como por ejemplo, la nitrocelulosa. 
 
 Polímeros Sintéticos 
 
Los polímeros sintéticos o artificiales son aquellos sintetizados en el laboratorio como por ejemplo, 
la poliacrilamida parcialmente hidrolizada. 
 
Propiedades de los Polímeros 
 
Los polímeros que se utilizan en la recuperación mejorada de petróleo son los biosintéticos y 
biopolímeros debido a que son polímeros solubles en agua e insolubles en petróleo o alcohol, de 
alto peso molecular que pueden producir incrementos sustanciales en la viscosidad del agua y las 
concentraciones van entre 250 y 2.000 mg/ L de polímero disuelto en agua. La concentración del 
polímero no influencia la cantidad de la absorción del mismo y depende del contenido mineral del 
agua del reservorio para que se diluya en el mismo. Mientras el polímero en solución se mueve a 
través del medio poroso sus moléculas interactúan con la superficie sólida del poro y la matriz. 
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Con la inyección de polímeros se forma un banco de petróleo que se empuja como en la inyección 
de agua convencional, la figura 3.24, muestra el proceso de la inyección de polímero como 
recuperación mejorada. 
 
 
Figura 3.24. : Inyección de Polímeros Como Proceso de Recuperación Mejorada. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
El proceso puede parecer simple pero se debe tener cuidado con la selección del polímero como la 
concentración son los pasos importantes en el diseño del proyecto.  
 
Actualmente, se usan tres tipos de polímeros: poliacrilamidas, los polisacáridos y los polióxidos de 
etileno. Los dos primeros son los más aplicados en pruebas de campo. 
 
Las poliacrilamidas son los más populares, debido a que, además de aumentar la viscosidad, alteran 
la permeabilidad de la roca en las zonas invadidas, lo cual también baja la movilidad efectiva del 
agua inyectada. 
 
Los Biopolímeros son relativamente insensibles a la salinidad y pueden tolerar efectos mecánicos 
de corte, lo que hace más fácil de manejar en superficie con las bombas de inyección. 
 
La desventaja es el taponamiento y susceptibilidad al ataque bacterial, por lo que para remediar 
estos efectos es necesario aplicar químicos por lo que aumentan los costos. La disponibilidad del 
agua de buena calidad influencia en su selección. 
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Poliacrilamidas 
 
La molécula de las poliacrilamidas está compuesta por una cadena muy larga del monómero 
acrilamida, y cuando se combina químicamente forma la cadena polimérica como se muestra en la 
figura 3.25. 
El peso molecular de la poliacrilamidas está en un rango de 3 x 106 a 10x106.  Estas moléculas son 
muy flexibles y de diámetro pequeño por lo que son sensibles a romperse por esfuerzos cortantes. 
Se debe comparar los pesos moleculares con el tamaño de los poros de la formación donde se van a 
utilizar para controlar el efecto de la movilidad. 
 
 
Figura 3.25. : Estructura Primaria de la Poliacrilamida (PAM). 
Fuente: cluster-divulgacioncientifica.blogspot.com 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
Con objeto de modificar las propiedades del polímero, algunas de las amidas se substituyen 
químicamente por el grupo carboxyl, como se muestra en la figura 3.26.   
 
 
Figura 3.26. : Estructura de la Poliacrilamida Parcialmente Hidrolizada (PAH). 
Fuente: cluster-divulgacioncientifica.blogspot.com 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
A este proceso se le conoce como Hidrólisis esta es una variable importante en el comportamiento 
y en las propiedades reológicas de las soluciones de poliacrilamida, este efecto de la hidrólisis 
afecta la viscosidad de la solución, la adsorción del polímero sobre la roca y la resistencia al flujo. 
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Las cadenas de polímeros grandes pueden hacer que disminuya la movilidad del agua por un factor 
de recobro de 10 o mayor. La resultante será una reducción en la razón de movilidad y como 
consecuencia la optimización de la eficiencia de barrido, todo esto lleva a un incremento en el 
recobro, aunque no se produzca una disminución en la saturación de petróleo residual.  
 
Debido a que las poliacrilamidas son sensibles a la sal, se recomienda preparar las soluciones en 
agua con sólidos disueltos en una cantidad inferior a 10.000 ppm, y las poliacrilamidas pueden ser 
mecánicamente degradadas por esfuerzo cortante por esto se debe tener un riguroso cuidado en el 
manejo superficial para no tener problemas.35
Polisacáridos 
 
Los polímeros polisacáridos se obtienen por medio de la fermentación de la goma Xantano, son 
lineales y menos sensibles a la salinidad, son menos propensos a romperse por los esfuerzos 
cortantes. Estos polímeros deben ser filtrados para evitar taponamiento del pozo y necesitan adición 
de químicos por lo que son susceptibles al ataque bacterial. En la figura 3.27, se muestra la 
estructura típica de un polisacárido 
 
 
 
 
Figura 3.27. : Estructura Primaria de la Molécula Xantano. 
Fuente: cluster-divulgacioncientifica.blogspot.com 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
                                                          
35 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos”. Segunda 
Edición, Maracaibo, Venezuela. 
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Existen muchos factores que afectan la Recuperación Mejorada de Petróleo al usar la inyección de 
polímeros tales como: 
 
 La degradación de los polímeros a la alta salinidad del agua. 
 La temperatura. 
 El envejecimiento o degradación del polímero. 
 Formación de geles. 
 Altos esfuerzos de corte. 
 
3.3.3.1.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de polímeros pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos importantes, ver tabla 3.7. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE POLÍMEROS 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API > 25 
Saturación de 
Petróleo % VP > 10 
Formación Areniscas pero se puede aplicar a carbonatos 
Permeabilidad md > 20 
Viscosidad cp < 150 
Profundidad ft <  9000 
Temperatura ºF < 200 
Presión del 
Reservorio No Crítica 
Composición No Crítica Empuje de Agua No o Débil Espesor Neto No Crítica 
Tabla 3.7. : Parámetros Criterios Técnicos de la Inyección de Polímeros. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Al utilizar la inyección de polímeros la ventaja está en su habilidad para mejorar el barrido vertical, 
debido a que tienden a aumentar la resistencia al flujo de agua en los estratos que no están barridos. 
Estos actúan también como agentes desplazantes para controlar la movilidad. La inyección de 
polímeros es ineficiente cuando en una inyección de agua la saturación de petróleo movible es baja 
y se necesita cuidadosas pruebas en laboratorio de núcleos. 
 
3.3.3.2. Inyección de Surfactantes 
 
Los surfactantes son compuestos con actividad interfacial, estos se caracterizan por tener una 
estructura molecular que contiene un grupo que posee poca atracción por el solvente conocido 
como grupo liofóbico, y por otra parte tiene un grupo que posee fuerte atracción por el solvente, 
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llamado liofílico. Los Hidrofólicos son cadenas de carbonos lineal o ramificada, mientras que los 
Hidrofílica son grupos con cierto carácter polar. 
 
En la figura 3.28,  se muestra la estructura del surfactante con la micela. Los surfactantes son 
tensioactivos o agentes de humectación que bajan la tensión superficial de un líquido que permiten 
una más fácil dispersión y bajan la tensión interfacial entre los líquidos. 
 
 
Figura 3.28. : Molécula de Surfactante y Micela. 
Fuente: Uso de los surfactantes en proyectos de recuperación terciaria, TIORCO 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Estudios determinaron que la falla de algunos proyectos es debido a que la tensión interfacial no se 
reduce lo suficiente para que el petróleo se haga móvil y sea desplazado por el fluido inyectado y 
además es necesario mantener la tensión interfacial entre el petróleo y el tapón de la solución de 
surfactantes en el rango de 0,01 a 0,001 (dinas/ cm) durante el desplazamiento36
3.3.3.2.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
. 
 
Los surfactantes sirven para alterar al sistema capilar, reducen la tensión interfacial para poder 
incrementar la eficiencia de desplazamiento y mejora la humectabilidad de la roca al agua. Los 
surfactantes tienen una ligera influencia sobre las viscosidades del petróleo y agua pero están 
influenciando en las permeabilidades relativas.  
 
 
Para que la inyección de surfactantes pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos técnicos, ver tabla 3.8. 
 
 
 
 
                                                          
36 Chuck & Trombetta, (2007), “Uso de los surfactantes en proyectos de recuperación terciaria”, TIORCO 
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CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE SURFACTANTES 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API > 25 
Saturación de 
Petróleo % VP > 30 
Formación Areniscas 
Permeabilidad md > 20 
Viscosidad cp < 30 
Profundidad ft <  8000 
Temperatura ºF < 175 
Presión del 
Reservorio No Crítica 
Composición Intermedia Empuje de Agua No o Débil Espesor Neto ft > 10 
Tabla 3.8. : Parámetros o Criterios Técnicos de Inyección de Surfactantes. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Como se muestra en la figura 3.29, para que la movilidad está controlada, el tapón de surfactante se 
empuje con un determinado volumen de solución de polímeros, se utiliza varios aditivos con el 
surfactante para protegerlo contra las sales minerales del agua de formación y captura de los 
cationes divalentes, los aditivos conocidos son amonio, carbonato de sodio y trifosfato de sodio. 
 
 
Figura 3.29. : Inyección de Surfactantes Como Proceso de EOR. 
Fuente: Inyección de agua y gas en yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
3.3.3.3. Inyección de Álcalis 
 
En la inyección de soluciones alcalinas o cáusticas se emplea un proceso de emulsificación in situ. 
En este método de recuperación mejorada de petróleo se requiere adicionar al agua de inyección 
ciertas sustancias químicas como son el hidróxido de sodio, silicato de sodio, soda cáustica o 
carbonato de sodio, las cuales reaccionan con los ácidos orgánicos que contiene el petróleo en el 
yacimiento, facilitando su humectabilidad al agua. 
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A lo que el agua alcalina y el petróleo reaccionan se van produciendo sustancias jabonosas o 
surfactantes en la interfase petróleo agua, se produce por: 
 
 Reducción de la tensión interfacial como resultado de la formación de surfactantes in situ. 
 Cambio de la humectabilidad que es el cambio de humectado por petróleo a humectado por 
agua. 
 Emulsificación y entrampamiento del petróleo para controlar la movilidad. 
 
Los problemas que se producen al aplicar este método de inyección de  álcalis son la corrosión en 
las tuberías. 
 
3.3.3.3.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de álcalis pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos técnicos, ver tabla 3.9. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE ÁLCALIS 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API 13 - 35 
Saturación de 
Petróleo Sobre la inyección de agua 
Formación Areniscas 
Permeabilidad md > 20 
Viscosidad cp < 200 
Profundidad ft <  9000 
Temperatura ºF < 200 
Presión del 
Reservorio No Crítica 
Composición Requiere de ácidos orgánicos Empuje de Agua No o Débil Espesor Neto No Crítica 
Tabla 3.9. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección de Álcalis. 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de Ferrer, (2001), Venezuela. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
En la inyección de álcalis se trata de recuperar petróleo residual por reducción de la tensión 
interfacial y poder invertir las condiciones de humectabilidad inicial.  
 
3.3.3.4. Inyección Álcalis - Surfactante - Polímero 
 
La inyección de Álcalis - Surfactante - Polímero (ASP),  este método de recuperación mejorada de 
petróleo fue diseñado  para ser utilizado después de la inyección de agua para aumentar la 
producción de petróleo, este método consiste en inyectar al yacimiento una mezcla de álcali, 
surfactante y polímero con el objetivo de modificar las fuerzas capilares y viscosas, como también 
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mejorar la relación de movilidad entre las fases para obtener una reducción de la saturación 
residual de petróleo. 
 
Con la ayuda  de un surfactante  y álcali se pude lograr disminuir la tensión interfacial entre las 
fases agua – petróleo, para lograr un desplazamiento y movilización del crudo hacia los pozos 
productores. Mientras que con el polímero se puede controlar la movilidad, logrando aumentar la 
producción por reducción de la saturación residual37
 Disminuir la saturación de petróleo residual al mismo tiempo mejorar la eficiencia de 
barrido. 
. 
 
La Inyección de ASP ayuda a disminuir la saturación residual de petróleo a través de la reducción 
de la tensión interfacial y del radio de movilidad entre las fases petróleo – agua, logrando aumentar 
la producción. 
 
La inyección ASP, técnica para ser utilizado después de un proceso de inyección de agua. El 
objetivo principal de los agentes químicos es disminuir la tensión interfacial, entre el agua y 
petróleo, e incrementar la viscosidad del agua para mejorar el radio de movilidad entre las fases, 
disminuir la saturación residual de petróleo y por ende aumentar la producción. 
 
Las ventajas de la inyección de ASP pueden ser: 
 Se amplía la vida útil del yacimiento y se incrementa su valor económico. 
 Disminuye el corte de agua. 
 
Después de la aplicación de la inyección de agua la saturación residual de petróleo en el yacimiento 
puede estar entre el 40 % – 60 %. La cantidad de crudo atrapada en el interior se debe a estos 
fenómenos. 
 
 Problemas de Inyectividad por caminos preferenciales. 
 Las fuerzas capilares hacen que las gotas de petróleo queden atrapadas en el medio poroso 
de forma discontinua. 
 
La inyección de ASP se usa para contrarrestar los fenómenos ya que el objetivo principal es 
mejorar el desplazamiento del crudo a través de la disminución de la tensión interfacial entre el 
agua y el crudo e incrementar la viscosidad del agua modificando la relación de las fuerzas 
capilares y viscosas. 
                                                          
37 Canache María, (2006), “Estudio sobre la aplicabilidad de la inyección ASP, para el mejoramiento de la 
producción de crudos pesados”, Tesis de Grado, Venezuela. 
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Con la inyección ASP tiene como objetivo lograr mejorar el radio de movilidad que sea menor a 1, 
M < 1, para que pueda ocurrir un desplazamiento optimo, donde el petróleo puede fluir más que el 
agua por lo que es fácil para el agua desplazar el crudo, dando como resultado alta eficiencia de 
barrido y buen recobro de petróleo. Se logra con la ayuda del polímero que puede incrementar la 
viscosidad del agua por lo que aumenta la permeabilidad efectiva de la misma. 
 
La reducción de la tensión interfacial se logra con la ayuda del Álcali y Surfactante, se puede 
disminuir la tensión interfacial entre las fases agua – petróleo, para alcanzar un desplazamiento y 
movilización del crudo hacia los pozos productores, aumentado el Número Capilar (Nc), y por ende 
mejorar la eficiencia de desplazamiento. 
 
 
Figura 3.30. : Inyección de Álcalis – Surfactante – Polímero (ASP). 
Fuente: Llego el momentos de la tecnología EOR, Schlumberger. Oilfield Review, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
3.3.3.4.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de ASP pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de petróleo 
se deben tomar los siguientes aspectos técnicos, ver tabla 3.10. 
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CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE ASP 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API 20 - 35 
Saturación de 
Petróleo % VP > 35 
Formación Areniscas 
Permeabilidad md > 50 
Viscosidad cp < 35 
Profundidad ft < 9000 
Temperatura ºF 80 - 200 
Presión del 
Reservorio No Critica 
Composición Algo de ácidos orgánicos 
Empuje de Agua No Critica 
Espesor Neto No Critico 
Tabla 3.10. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección de ASP. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
3.3.4. INYECCIÓN DE BACTERIAS 
 
La inyección de bacterias consiste en inyectar cepas de bacterias anaeróbicas y termofílicas 
disueltas en agua en pozos productores o pozos inyectores. 
 
En el yacimiento las cepas de bacterias migran en la fase agua, estas colonizan en medio poroso y 
forman un bioreactor, como se muestra en la figura 3.31, las cepas de bacterias seleccionadas usan 
el carbono de las parafinas e isoparafinas de los hidrocarburos saturados. 
 
 
Figura 3.31. : Bioreactor en el Medio Poroso. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada de Petróleo, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, 
Universidad Central del Ecuador. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Antes de la inyección de bacterias en el reservorio a pozos productores o inyectores se debe 
seleccionar las cepas aptas para la degradación de los componentes del hidrocarburo. 
 
Las bacterias al ser inyectadas en el reservorio avanzan continuamente por el medio poroso 
formando el bioreactor, la saturación de agua irreductible proporciona un ambiente ideal para el 
desarrollo de las mismas. 
 
En este método de recuperación de petróleo por bacterias la biodegradación es importante. Se debe 
tener una evaluación de la estructura de la roca, características del flujo y composición del fluido. 
De la biodegradación se generan solventes, dióxido de carbono, hidrógeno, alcoholes, ácidos 
grasos, biosurfactantes y biopolímeros. 
 
La inyección de bacterias transforma al petróleo en un fluido Newtoniano y alteran al reservorio 
removiendo la escala formada por los iones del agua. Con la inyección de bacterias se desea 
obtener una reducción del petróleo residual que se deja en el reservorio durante la vida productiva 
del mismo debido a: 
 
 Mejorar la movilidad del petróleo respecto al agua 
 Re-presurización parcial del reservorio por la liberación de gases como el Metano y CO2. 
 Reducción de la viscosidad del petróleo a través de solventes orgánicos. 
 
La aplicación de la inyección de bacterias como se muestra en la figura 3.32.   Y el ciclo de vida de 
las bacterias en la figura 3.33. 
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Figura 3.32. : Aplicación de MEOR en Pozos. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada de Petróleo, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, 
Universidad Central del Ecuador. 
 
 
 
Figura 3.33. : Ciclo de Vida de las Bacterias. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada de Petróleo, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, 
Universidad Central del Ecuador. 
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3.3.4.1.1. Parámetros o Criterios Técnicos 
 
Para que la inyección de bacterias pueda aplicarse como método de recuperación mejorada de 
petróleo se deben tomar los siguientes aspectos técnicos, ver tabla 3.11. 
 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LA INYECCIÓN DE BACTERIAS 
PETRÓLEO RESERVORIO 
Gravedad API Sin Límite 
Saturación de 
Petróleo No Crítica 
Formación Areniscas 
Permeabilidad md > 15 
Viscosidad Cp No Crítica 
Profundidad No Crítica 
Temperatura ºF < 250 
Presión del 
Reservorio No Crítica 
Composición No Crítica Empuje de Agua No o Débil Espesor Neto No Crítica 
Tabla 3.11. : Parámetros o Criterios Técnicos de la Inyección de Bacterias. 
Fuente: Selección Cuantitativa del Método de Recuperación Mejorada Aplicable a la Arenisca U Inferior de 
la formación Napo del Campo Cuyabeno - Sansahuari, Aguas Vanessa, (2007), FIGEMPA, UCE. 
Elaborado: Luis Herrera Silva.
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CAPÍTULO IV 
 
 
SELECCIÓN DE LOS CAMBIOS A EFECTUARSE EN EL YACIMIENTO Y LOS 
FLUIDOS Y DEL MÉTODO DE RECUPERACIÓN MEJORADA APLICABLE A LA 
FORMACIÓN NAPO T INFERIOR DEL CAMPO TIGUINO 
 
 
4.1. ANÁLISIS DE LOS CAMBIOS A EFECTUARSE EN EL YACIMIENTO Y LOS 
FLUIDOS 
 
La recuperación mejorada de petróleo o terciaria incluyen las técnicas que pueden aplicar en el 
reservorio ocupando energía externa o materiales para la recuperación. 
 
El objetivo principal  de la recuperación mejorada es desplazar el petróleo residual móvil a través 
del medio poroso. La eficiencia de desplazamiento depende de la variación de la viscosidad, 
reducción de las propiedades capilares y reducción de la movilidad del agua de formación. 
 
La aplicación de los métodos de recuperación mejorada de petróleo, trata de reducir la tensión 
interfacial petróleo – agua, hasta un valor mínimo de tal manera que el número capilar se 
incremente para poder obtener una mayor recuperación de petróleo. 
 
El petróleo residual se mueve en el reservorio debido a las fuerzas capilares y superficiales. Las 
fuerzas capilares son cuantificadas por el número capilar Nc. 
 
Número Capilar Nc 
 
Relación entre las fuerzas viscosas y  fuerzas capilares. Se usa para expresar las fuerzas capilares 
que actúan en la gota de petróleo atrapada en el medio poroso, en función de velocidad de empuje 
(v), viscosidad del fluido de empuje (μ) y la tensión interfacial (σ) entre la fase desplazada y la fase 
desplazante. 
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Ecuación 4.1. Ecuación Número Capilar. 
 
 
 
Ecuación 4.2. Ecuación de Velocidad de empuje. 
 
 
Dónde: 
v = velocidad de empuje 
μ= viscosidad del fluido de empuje 
σ= tensión interfacial 
θ = Ángulo de contacto 
 
Los métodos de Recuperación Mejorada tienen el propósito de aumentar el Nc, por un aumento la 
velocidad de la fase acuosa, lo que aumentaría la velocidad de empuje (v) y aumentaría la presión 
de inyección y necesitaría costos adicionales38
 No puede aumentar la presión más allá de la presión de fractura de la roca reservorio. 
. 
 
Los factores desfavorables son: 
 
 El aumento de la velocidad tiende a favorecer las inestabilidades de tipo digitación y la 
producción de caminos preferenciales. 
 
 
Figura 4.1. : Efecto del Número Capilar en la Saturación de Petróleo Residual. 
Fuente: Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Editado: Luis Herrera Silva. 
                                                          
38 Chuck & Trombetta, (2007), “Uso de surfactantes en proyectos de Recuperación Terciaria”. TIORCO. 
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La única forma práctica de aumentar Número Capilar es con la Tensión Interfacial ( σ). 
 
“Para poder recuperar cantidades significativas de crudo, el número capilar debe crecer 3 o 4 
órdenes de magnitud. Los valores de viscosidad y velocidad no pueden incrementarse por encima 
de un factor entre 2 y10 sin causar daño a la formación; sin embargo la tensión interfacial entre el 
agua de formación y el crudo atrapado en la formación puede reducirse fácilmente en términos de 
1.000 a 10.000 veces por el agregado de tensioactivos especiales. Un número capilar típico es 10-7. 
Se necesita una reducción de 100 a 1.000 veces de la tensión interfacial para mejorar la 
recuperación de petróleo por alteración del Nc a partir de la adición de agentes químicos al agua de 
inyección. Con esto vemos que podríamos aumentar la velocidad de inyección o aumentar la 
viscosidad (por ejemplo agregando grandes cantidades de polímero) pero en forma limitada para no 
dañar la formación. De aquí que también se limita el uso de polímeros en estos trabajos de (SP). De 
hecho queda en evidencia la importancia del uso de un tensioactivo, pues al bajar la tensión 
interfacial podemos aumentar el número capilar e incrementar la producción de crudo aun a 
expensas de menores cantidades de polímero”.39
 
 
 
Una baja tensión interfacial es esencial para la recuperación de petróleo. En la figura 4.2. Se 
muestra una relación entre numero capilar y recuperación de crudo, el número capilar típico 
después de la inyección de agua es ~ 106 y la recuperación de crudo cesa. La recuperación de crudo 
comenzará a crecer a medida que el número capilar suba. 
 
Figura 4.2. : Relación entre el Número Capilar y Recuperación de Crudo. 
Fuente: Uso de surfactantes en proyectos de Recuperación Terciaria, (2007), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
                                                          
39 Chuck & Trombetta, (2007) “Uso de surfactantes en proyectos de Recuperación Terciaria”. TIORCO. 
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4.1. ANÁLISIS COMPARATIVO DE LOS MÉTODOS DE RECUPERACIÓN 
MEJORADA. 
 
El análisis comparativo de los diferentes métodos de recuperación mejorada se lo realizó mediante 
diferentes parámetros o criterios técnicos para su aplicabilidad en el campo en estudio. Primero con 
cuadros comparativos en función de la permeabilidad promedio, viscosidad del petróleo y 
profundidad. Luego con cuadros comparativos en función de propiedades del petróleo y de las 
características del reservorio. Y mediante un cuadro de selección de los métodos de EOR mediante 
indicadores de producción, equipos de subsuelo, equipos de  superficie y costos. 
 
4.1.1. PARÁMETROS TÉCNICOS DEL CAMPO TIGUINO 
 
CUADRO COMPARATIVO 
PARÁMETROS O CRITERIOS TÉCNICOS 
PARÁMETROS DE LA ARENISCA NAPO T INFERIOR DEL CAMPO 
TIGUINO 
PROPIEDADES DEL PETRÓLEO 
GRAVEDAD API 18 
VISCOSIDAD (cp) 6,5 
COMPOSICIÓN C1 – C6 
CARACTERÍSTICAS DEL RESERVORIO 
SATURACIÓN DEL 
PETRÓLEO (VP%) 
60 % 
TIPO DE FORMACIÓN 
La formación consiste predominantemente 
de capas de arenisca, intercaladas con 
lutita. 
ESPESOR (ft) 38 
PERMEABILIDAD 
PROMEDIO (mD) 
230 
PROFUNDIDAD (ft) ≈ 9.600 
TEMPERATURA (ºF) 235 
PRESIÓN 2480 
EMPUJE DE AGUA Débil 
AGUA DISPONIBLE Si 
Tabla 4.1. : Parámetros Técnicos del Campo Tiguino. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
4.1.2. PARÁMETROS Y CRITERIOS TÉCNICOS DE LOS MÉTODOS DE 
RECUPERACIÓN MEJORADA. 
 
4.1.2.1. Comparación por medio de las permeabilidades para los diferentes métodos de EOR. 
 
Para este análisis comparativo se lo realiza en función de la permeabilidad promedio para los 
diferentes métodos de Recuperación Mejorada. 
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GUÍAS DE PERMEABILIDAD PARA MÉTODOS DE RECUPERACIÓN MEJORADA 
MÉTODOS DE EOR 
  
1 10 100 1000 10000 
HIDROCARBUROS MISCIBLES No critico pero uniforme 
INYECCIÓN DE NITRÓGENO No critico pero uniforme 
INYECCIÓN DE CO2 Suficientemente bajo para rata de inyección 
INYECCIÓN SURFACTANTES/ 
POLÍMEROS No Factible Posible Zona preferida 
INYECCIÓN DE POLÍMEROS  Posible Zona preferida 
INYECCIÓN DE ÁLCALIS No Factible Posible Zona preferida 
COMBUSTIÓN IN SITU No Factible Posible Zona preferida 
INYECCIÓN CONTINUA DE 
VAPOR No Factible Posible Zona preferida 
INYECCIÓN DE BACTERIAS No Factible Zona preferida 
Tabla 4.2. : Guía de Permeabilidades para Métodos de EOR. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. Y “A 
Niche for Enhanced Oil Recovery in the 1990s” 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
Para la realización del análisis comparativo de los métodos de EOR que pueden ser aplicados en el 
Campo en estudio, se han tomado diferentes tablas, en las cuales se delimitan según las 
características que se tiene en  reservorio y propiedades del petróleo. 
 
En la tabla 4.2. Se tiene una guía de comparación de permeabilidades para los diferentes métodos 
de EOR. Como se mencionó anteriormente los parámetros que se tienen en el reservorio en 
comparación con la permeabilidad que es de 230 mD promedio. 
 
Los métodos de Recuperación Mejorada que se puede aplicar por la condición de permeabilidad 
que tiene el reservorio son de Inyección de Surfactante/Polímero (S/P), Inyección de Polímero (P), 
Inyección de Álcalis (A) como opciones de buena aplicación, Como opción posible es la 
Combustión In situ. 
 
La Combustión In Situ es un método ideal para áreas bituminosas y en crudos pesados a 
extrapesados, los cuales son casi inmóviles a condiciones de yacimiento, debido a la complejidad 
de los procesos y debido a los altos costos de los equipos de esta técnica, es muy difícil para su 
aplicación en el área de estudio. 
 
La inyección de Álcalis (A), tiene como objetivo recuperar petróleo residual por reducción de la 
tensión interfacial e invertir las condiciones de humectabilidad inicial, se debe tener mucho cuidado 
al aplicar este método de Álcalis debido a que podría invertir en el reservorio las condiciones 
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iniciales de humectabilidad favorables al agua y por el problema que puede producir corrosión de 
las tuberías.  
 
Por lo que los métodos  que se van a considerar que fueron seleccionados en función de la 
permeabilidad promedio que se tiene en el reservorio son: Inyección de Surfactante/Polímero (S/P) 
e Inyección de Polímero (P). 
 
4.1.2.2. Comparación por medio de los límites de profundidad de los diferentes métodos de 
EOR. 
 
LÍMITES DE PROFUNDIDAD PARA MÉTODOS DE RECUPERACIÓN MEJORADA 
MÉTODOS DE EOR 0 2000 4000 6000 8000 10000 
HIDROCARBUROS MISCIBLES No Factible Posible Profundidad suficiente para presión 
INYECCIÓN DE NITRÓGENO No Factible Posible Profundidad suficiente para presión 
INYECCIÓN DE CO2 No Factible Posible Profundidad suficiente para presión óptima 
INYECCIÓN SURFACTANTES/ 
POLÍMEROS 
Limitada por Temperatura No Factible 
INYECCIÓN DE POLÍMEROS Limitada por Temperatura No Factible 
INYECCIÓN DE ÁLCALIS Zona Preferida Posible 
COMBUSTIÓN IN SITU  Profundidad suficiente para presión óptima 
INYECCIÓN CONTINUA DE 
VAPOR  
Rango Posible No Factible 
INYECCIÓN DE BACTERIAS          
Difícil 
Tabla 4.3. : Límites de Profundidad para los Métodos de EOR. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. Y “A 
Niche for Enhanced Oil Recovery in the 1990s” 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Mediante el criterio del límite de profundidades expuestas en la tabla 4.3, se aplicó para una 
profundidad promedio del reservorio en estudio de 9.600 ft. 
 
Los métodos de Inyección de Surfactantes y Polímeros (S/P) e Inyección de Polímeros (P), están 
delimitados por la Temperatura. 
 
El método que puede ser aplicado como posible es la Inyección de Álcalis (A) en función de la 
profundidad, pero este método de Recuperación Mejorada Adicionalmente causa corrosión del 
equipamiento; participa en el desarrollo de incrustaciones en la formación; promueve el 
taponamiento de pozos y se requiere tratamiento de fractura para producir nuevamente crudo; el 
álcali, además, es perjudicial para el desarrollo de viscosidad por parte del polímero que se esté 
utilizando. 
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El uso del álcali podrá causar: 
 
 Corrosión de los equipos. 
 Incrustaciones en la formación. 
 Pozos productores obturados que requerirán tratamiento de fractura para que vuelvan a 
producir. 
 Disminución de desarrollo de viscosidad del polímero. 
 Aumento de consumo de polímero. 
 Mayores costos de mantenimiento. 
 
Para la selección del método en función de la profundidad se va a tomar en cuenta a la inyección de 
Polímeros (P) e Inyección de Surfactantes/ Polímeros (S/P). Debido a que existen polímeros en el 
mercado polímeros polisacáridos que pueden resistir a la salinidad y son menos propensos a 
romperse por los esfuerzos cortantes,  aunque a un mayor costo, debido a que se necesitan 
adicionar químicos por lo que son susceptibles al ataque bacterial, por lo que lo va a tomar en 
cuenta.   
 
4.1.2.3. Comparación por medio de los rangos de viscosidad de los diferentes métodos de 
EOR. 
 
RANGOS DE VISCOSIDAD PARA MÉTODOS DE RECUPERACIÓN MEJORADA 
VISCOSIDAD DEL PETRÓLEO A CONDICIONES DE RESERVORIO (cp) 
MÉTODO DE EOR 0,1 1 10 100 1000 10000 100000 1000000 
HIDROCARBUROS 
MISCIBLES Buena Difícil No Factible 
INYECCIÓN DE 
NITRÓGENO Y GAS Buena Difícil No Factible 
INYECCIÓN DE CO2 Buena Difícil No Factible 
INYECCIÓN DE 
SURFACTANTES/ 
POLÍMEROS 
Buena Difícil No Factible 
INYECCIÓN DE 
POLÍMEROS Buena Difícil No Factible 
INYECCIÓN DE ÁLCALIS Buena Difícil No Factible 
COMBUSTIÓN IN SITU No puede ser posible Buena No Factible 
INYECCIÓN CONTINUA DE 
VAPOR Posible Difícil Buena Difícil No Factible 
TÉRMICOS, 
FRACTURAMIENTO, 
DRENAJE 
No Factible Varias Técnicas Posibles 
INYECCIÓN DE BACTERIAS No factible    Muy Buena 
Tabla 4.4. : Rangos de Viscosidad para los Métodos de EOR. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. Y “A 
Niche for Enhanced Oil Recovery in the 1990s” 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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Con el criterio de la viscosidad del petróleo a condiciones del reservorio, se ha tomado como dato 
la viscosidad del petróleo de 6,5 cp, de los métodos de recuperación mediante el rango de 
viscosidad que se han dado para los diferentes métodos se pudiera aplicar con condición buena a 
los métodos de Hidrocarburos Miscibles, Inyección de N2, Inyección de CO2, Inyección de 
Surfactantes/ Polímeros (S/P), Inyección de Polímeros (P), Inyección de Álcalis (A). Y como 
aplicación posible el método de Inyección Continúa de Vapor. 
 
El método de Recuperación Mejorada mediante la Inyección Continúa de Vapor podría ser 
aplicable pero debido a que en si los proyectos térmicos son complejos y los costos de 
implementación de equipos de superficie son demasiados costosos y que este método se lo aplica 
para crudos extrapesados, la aplicación de este método queda rezagada para su aplicabilidad. 
 
El método de Hidrocarburos Miscibles se debe tomar en cuenta que se debe tener suficiente 
cantidad de gas como pueden ser CO2, N2 o la cantidad de gas en el crudo, y se necesita de fuentes 
de gas para poder implementarse  a costos razonables debido a los altos costos de captura, 
separación, transporte. 
 
El gas de formación de la arena Napo T inferior producido es en parte quemado y la gran parte es 
utilizada para la generación eléctrica del bloque. 
 
El gas que se desprende del crudo tiene un porcentaje del 7,79 % de Nitrógeno (N2), 7,56 de 
Dióxido de Carbono (CO2), 53,22 % de Metano, 6,62 % de Etano, 10,74 % de Propano, 9,19 % de 
Butano, 4,72% de Pentano, 0,16 % de Hexano. Debido a que se está utilizado el gas para la 
generación eléctrica para el bloque y a que se tiene un bajo porcentaje de concentración de N2 o 
CO2 no se podría tener en cuenta estos métodos para la aplicación de Recuperación Mejorada en el 
Campo en estudio. En el ANEXO 12, se muestra un estudio de cromatografía del gas producido de 
un pozo de la formación Napo T Inferior. 
 
El Método de Inyección de Álcalis (A) tiene algunos problemas para la aplicación por las 
condiciones anteriormente mencionadas. 
 
Los métodos de aplicación que se seleccionaron en función de la permeabilidad como aplicables 
son la Inyección de Polímeros (P) e Inyección de Surfactantes/ Polímeros (S/P). 
 
Mediante los cuadros 4.2, 4.3, 4.4, que se analizó en función de la permeabilidad promedio, 
viscosidad de petróleo y profundidad, se tomaron los más aplicables para los que son mejor 
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aplicables en cada función mencionada, por lo que se va analizar la Inyección de Polímeros o su 
combinación la Inyección de Surfactantes / Polímeros (S/P). 
 
 
4.1.2.4. Comparación de los parámetros o criterios técnicos por medio de propiedades del 
petróleo y características del reservorio de los diferentes métodos de EOR. 
 
Con las tablas 4.5 y 4.6, se va analizar en función de las propiedades del petróleo y características 
del reservorio de los diferentes métodos de Recuperación Mejorada y se realizará un análisis 
comparándolos con los que se obtuvieron en el reservorio de estudio. 
 
Para este análisis se comparó los parámetros técnicos para cada uno de los diferentes métodos de 
Recuperación Mejorada en comparación con los parámetros que se tienen del campo que se está 
estudiando. 
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CUADRO COMPARATIVO DE CRITERIOS TÉCNICOS 
CRITERIOS TÉCNICOS DE LOS MÉTODOS DE RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO 
MÉTODOS DE EOR 
MÉTODOS TERMICOS MÉTODOS MISCIBLES MÉTODOS QUÍMICOS OTROS 
INYECCIÓN DE 
VAPOR DE 
AGUA 
INYECCIÓN 
CONTINUA DE 
VAPOR 
INYECCIÓN 
CÌCLICA DE 
VAPOR 
COMBUSTIÓN 
IN SITU 
INYECCIÓN 
DE CO2 
INYECCIÓN 
DE N2 
INYECCIÓN 
DE 
SOLVENTES 
INYECCIÓN 
ÁLCALI 
INYECCIÓN DE 
SURFACTANTE 
INYECCIÓN 
DE 
POLÍMEROS 
ASP 
INYECCIÓN 
DE 
BACTERIAS 
PROPIEDADES DEL  PETRÓLEO 
GRAVEDAD API < 25 < 25 < 16 < 40 > 22 > 35 > 35 13 - 35 > 25 > 15 > 20  De alta a media 
VISCOSIDAD (cp) > 20 20 - 1000 > 400 < 1000 < 10 < 10 > 10 < 200 < 30 < 100 < 10  < 20 
COMPOSICIÓN No Crítica No Crítica - Componentes Asfálticos 
Alto 
porcentaje de 
hidrocarburos 
livianos ( C5 - 
C12) 
Alto 
porcentaje de 
hidrocarburos 
(C1 - C7) 
Alto 
porcentaje de 
hidrocarburos 
livianos( C1 - 
C7) 
Ácidos 
Orgánicos 
Livianos - 
intermedios No Crítica 
Algo de Ácidos 
Orgánicos No Crítica 
CARACTERISTICAS DEL RESERVORIO 
SATURACIÓN DEL 
PETRÓLEO (VP%) 
> 40 - 50 o (500 
Bls/acre ft) > 500 Bls/acre-ft > 100 Bls/acre ft 
< 40 - 50 ó > 500 
Bls/ acre ft > 20 > 30  > 30 > 35 > 30 > 50 > 35  No Crítica 
TIPO DE 
FORMACIÓN 
Arenisca y 
carbonatos - 
Contenido bajo de 
arcilla 
Arenisca alta 
porosidad 
Areniscas y 
carbonatos 
Arenisca y 
Carbonatos 
con pocas 
fracturas 
Areniscas y 
Carbonatos Arena Limpia Arenisca Arenisca Arenisca 
Arenisca 
Uniforme 
ESPESOR > 20 > 20 > 50 > 10 Delgada Relativamente delgada 
Relativamente 
Delgada No Crítica > 10 No Crítica No Critica > 10 
PERMEABILIDAD 
PROMEDIO (md) > 200 > 200 > 100 > 100 No Crítica No Crítica 
No Crítica 
pero uniforme > 20 > 20 > 20 > 10 > 50 
PROFUNDIDAD (ft) 300 - 5000 300 - 3300 < 3000 > 500 > 2000 > 4500 > 2000 < 9000 < 8000 < 9000 < 9000 No Crítica 
TEMPERATURA (ºF) No Crítica - No Crítica > 150 No Crítica No Crítica < 250 < 200 < 175 < 200 < 200 No Crítica 
PRESIÓN < 1500 - - No Crítica > 1200 < 4500 
Alto para 
crear 
miscibilidad 
No Crítica No Crítica No Crítica        - - Preferencia sobre el Pb 
EMPUJE DE AGUA No Débil - - No Débil No Crítica No Crítica No Crítica No Débil No Débil No Débil - No Débil 
AGUA DISPONIBLE Si No Crítica - Si Si No No Si Si Si - Si 
TRANSMISIBILIDAD 
(md *ft/cp) Kh/μ  > 100  Kh/μ  > 100   Kh/μ  > 100   Kh/μ  > 20 - - - 
Salinidad, 
(ppm)< 100000 
Salinidad, (ppm)< 
100000 
Salinidad, 
(ppm)<100000 
Salinidad, 
(ppm)< 100000 - 
 
Tabla 4.5. : Cuadro Comparativo de Parámetros o Criterios Técnicos de los Métodos de EOR. 
Fuente: Integrated Petroleum Reservoir Management, Satter Abdus y Thakur Ganesh, (2004), EEUU. Y “Principals of Enhanced Oil Recovery”, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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Los métodos que se podrían aplicar son Inyección de Surfactantes o Inyección de Polímeros, por lo 
que en las comparaciones en función de las propiedades del petróleo y las características del 
reservorio, se concluye que el método que se va a estudiar para la aplicación son la inyección 
de Polímeros y/o su combinación la Inyección de Surfactantes. 
 
Con los métodos químicos de recuperación mejorada, los polímeros incrementan la viscosidad y 
reducen la movilidad del agua para mejorar las eficiencias de barrido areal y vertical. 
 
Los surfactantes permiten alterar el sistema capilar y reduce la tensión interfacial para incrementar 
la eficiencia de desplazamiento y mejorar la humectabilidad de la roca. 
 
La absorción que se produce de la inyección de surfactantes reduce las propiedades desplazantes 
del crudo residual móvil, además de la temperatura, presencia de gas en solución y propiedades 
petrofísicas de la arenisca Napo T Inferior, se puede recomendar aplicar la combinación con la 
inyección de surfactantes.  
 
 
4.1.2.5. Comparación de los parámetros o criterios técnicos por medio de diferentes 
indicadores de producción, subsuelo, superficie y costos de los métodos de EOR. 
 
Para este análisis por medio de los indicadores de producción, subsuelo, superficie y costos, que se 
muestran en la tabla 4.7, se ha calificado a los métodos de Recuperación Mejorada según algunos 
indicadores y para la selección del método aplicable en el campo en estudio. 
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Tabla 4.6. : Selección de los Métodos de EOR. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, Universidad Central del Ecuador 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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  EXCELENTE / MENOS 
IMPORTANTE   
  
  3 
  ACEPTABLE / 
IMPORTANTE    
  2 
  POBRE / CRÍTICO    
  1 
  TÉCNICAS DE EOR VIABLES Suma Clasificación 
INYECCIÓN DE CO2   2 2 2 2 2 2 2 2 1 2 1 1 2 2 2 1 2 30 
Crudos 
Medios a 
Livianos 
INYECCIÓN DE 
BACTERIAS   2 2 2 2 2 2 3 2 2 2 2 2 3 1 2 2 3 36 
INYECCIÓN DE 
POLÍMEROS   2 2 2 2 2 2 3 3 2 1 1 2 2 2 2 2 2 34 
INYECCIÓN DE 
SURFACTANTES Y 
POLÍMEROS   2 2 2 1 2 1 3 2 2 1 1 2 2 2 2 2 2 31 
ESTIMULACIÓN 
CÍCLICA DE VAPOR   2 2 2 2 2 2 1 1 1 1 1 1 1 1 2 2 2 26 
Crudos 
Pesados 
VAPOR CON 
DRENAJE 
GRAVITACIONAL   2 2 2 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 2 2 2 23 
COMBUSTIÓN IN 
SITU   2 2 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 1 2 2 2 22 
 
 
 
127 
 
Como resultado del análisis por medio de los diferentes indicadores da como resultado la 
aplicación de los métodos de Inyección de Bacterias, Inyección de Polímeros e inyección de 
Surfactantes/ Polímeros. 
 
La Inyección de Bacterias, consiste en la inyección de microorganismos seleccionados dentro del 
reservorio y la posterior estimulación y transporte de sus productos metabólicos generados in situ a 
fin de obtener una reducción del petróleo residual dejado en el reservorio.  
 
Estos microorganismos pueden actuar como agentes mobilizantes de petróleo residual o agentes 
tapón para aislar selectivamente zonas no deseadas del reservorio. Es un método económico y 
puede aplicarse a pozos cerrados, productores o de inyección. 
 
La distribución, tamaño de poros y la permeabilidad del yacimiento son óptimos para ayudar a la 
formación del bioreactor, la generación de biopolímeros in situ hace más llamativo la aplicación de 
este método de recuperación terciaria, para incrementar la viscosidad del agua y reducir las 
tensiones interfaciales. 
 
El problema de esta técnica de recuperación radica en la propagación de bacterias dentro del 
reservorio, en general son mezclas de aeróbicos y anaeróbicos que han tenido dificultad en ser 
propagadas. El reservorio no tolera el oxígeno, que es atrapado muy frecuentemente cerca de los 
inyectores. 
 
Mediante la selección de los diferentes métodos de Recuperación Mejorada y comparándolos con 
las diferentes tablas se seleccionó como método aplicable el método de Inyección de Polímeros (P)  
o Inyección de Surfactantes/ Polímeros (S/P). Pero para el uso de combinaciones se necesita de 
estudios de núcleos para poder saber las concentraciones del tipo de formulación, se concluye para 
este estudio la aplicación de la inyección de polímeros como proyecto de Recuperación 
Mejorada. 
 
4.2. ANÁLISIS DE CRITERIOS DE SELECCIÓN 
 
Para la toma de los criterios de selección intervienen parámetros petrofísicos, propiedades de los 
fluidos, características geológicas, históricos de producción, Con estos esquemas y teniendo en 
cuenta que el objetivo es seleccionar la mejor alternativa de Recuperación Mejorada aplicable para 
la formación Napo T Inferior del campo Tiguino para la incorporación de reservas recuperables y 
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así aumentar la producción, se aplica los criterios generales para realizar el screening con los 
siguientes criterios básicos. 
 
4.2.1. PETRÓLEO ACTUAL IN SITU 
 
Un estimado seguro de la actual Saturación de petróleo residual (Sor), es probablemente el criterio 
más importante para decidir si ir para un proceso de Recuperación Mejorada de petróleo (EOR). 
Obviamente, una alta Sor es con frecuencia deseable, aunque este no es usualmente el caso. Como 
regla a seguir, una Sor ≥ 0,35 es deseable para la mayoría de los procesos de EOR. 
 
4.2.2. HISTORIA DE COMPORTAMIENTO 
 
El pasado es un buen indicador del comportamiento futuro. Una buena verificación de antecedentes 
es esencial si el reservorio tiene características favorables para la aplicación de EOR. Además, esto 
ayudará a desarrollar una mejor comprensión de la geología del reservorio y los mecanismos de 
flujo. 
 
4.2.3. EVITAR EXTREMOS 
 
Las precauciones deben ser aplicadas en los siguientes tipos de reservorios. 
 
 Muy alto espesor de pago. 
 Pequeña extensión areal. 
 Altamente heterogéneo, fracturado/ fallas. 
 Un extenso acuífero activo. 
 Muy alto y bajo grado API. 
 Reservorios muy profundos y de alta Temperatura (para métodos químicos). 
 
4.2.4. ANÁLISIS ECONÓMICO Y CRITERIO DE GESTIÓN 
 
Los precios actuales del petróleo, hacen que se decida por parte de las empresas a realizar 
inversiones de Recuperación Mejorada de Petróleo, Si el precio del petróleo llegara a sus niveles 
más bajos, hay menos posibilidades de realizar inyecciones de químicos, debido al alto costo de los 
químicos. Sin embargo, se debe tener en cuenta el marco legal del gobierno, tales como impuestos 
o incentivos para poder atraer o cambiar la inversión de las empresas para invertir en estas 
tecnologías, por lo que, los criterios de selección incluyen consideraciones técnicas. 
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Mediante los resultados obtenidos con las tablas en el análisis comparativo anterior de los 
diferentes métodos de EOR, que pudiesen aplicarse en el campo que se está estudiando, se obtuvo 
con las diferentes tablas de comparación que el proyecto aplicable seria la Inyección de 
Polímeros y Surfactantes, por lo que se va a seguir analizando los requerimientos que necesita 
para la aplicación de esta tecnología. 
 
4.3. ANÁLISIS DE CRITERIOS PARA LA APLICACIÓN DE LA INYECCIÓN DE 
POLÍMEROS O SURFACTANTES. 
 
Como se estudió en los capítulos anteriores sobre la aplicación de la inyección de polímeros, que 
estos incrementan la viscosidad del agua y disminuyen la movilidad del agua para poder mejorar 
las eficiencias de barrido areal y vertical, Y en si la eficiencia volumétrica de barrido y proveer un 
mejor desplazamiento. Incrementando la producción en menor tiempo, y obteniendo un mayor 
porcentaje de recuperación. Debido a que es una tecnología que tiene  menores costos en 
implementación y utilización de equipos en superficie. 
 
Las poliacrilamidas a bajas salinidades, presentan una mayor relación de movilidad por medio del 
incremento de la viscosidad del agua y de la disminución de la permeabilidad al agua de la 
formación. Los biopolímeros son menos sensibles a los efectos de la salinidad sin embargo son más 
costosos, que no sean susceptibles de degradación y sean estables térmicamente. 
 
Es recomendable que se debe escoger polímeros que a bajas concentraciones y a condiciones de 
yacimiento mantengan una alta viscosidad del agua y permitan la disminución de la permeabilidad 
relativa al agua de la formación. 
 
Por lo que se debe tener en cuenta que la movilidad disminuye con el aumento de la salinidad del 
agua, producto de la alta concentración de iones divalentes como Ca2+, Mg2+.  
 
En relación a la degradación, el efecto es la relación de la viscosidad que da como consecuencia 
directa una alteración de la movilidad y con esto la eficiencia de barrido del yacimiento. 
Mientras que con la inyección del surfactante, permite disminuir la tensión interfacial entre el 
crudo y el agua, para desplazar volúmenes discontinuos de crudo atrapado. 
 
Por lo que al modificar las fuerzas capilares y viscosas, así como mejorar el radio de movilidad 
entre las fases, a fin de obtener una reducción de la saturación  residual de petróleo. 
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“La cantidad de concentración del polímero no influencia la cantidad de absorción del mismo y 
depende del contenido mineral del agua del reservorio para que se diluya en él. Concentraciones de 
250 - 2000mg/ L de polímero disuelto en agua. Se llena del 10 al 15 % del volumen poroso. 
 
La inyección de Surfactantes sirve para alterar al sistema capilar; reduce la tensión interfacial para 
incrementar la eficiencia de desplazamiento y mejorar la humectabilidad de la roca al agua. Los 
surfactantes tienen una ligera influencia sobre las viscosidades del petróleo y agua pero 
directamente influyen en sus permeabilidades relativas. En este caso la absorción perjudica los 
efectos de desplazamiento porque reduce las propiedades desplazantes del crudo residual 
dependientes del contenido mineral del agua y roca reservorio, los que provoca un incremento en la 
temperatura. 
 
Para inyección de surfactantes y polímeros se llena cerca del 50%. Para surfactantes 
comercialmente disponibles el agua de formación debe tener entre 500 y 20.000 ppm de iones 
divalentes (Ca2+ y Mg2+)”40
Los tensioactivos no iónicos sirven principalmente como cotensioactivos para mejorar el 
comportamiento del sistema de fase. Aunque son más tolerantes a la salinidad alta, su función para 
reducir la Tensión Interfacial no es tan buena como agentes tensioactivos aniónicos. Muy a 
menudo, una mezcla de tensioactivos aniónicos y no iónicos se utiliza para aumentar la tolerancia a 
la salinidad”
. 
 
“Los tensioactivos aniónicos son los más ampliamente utilizados en procesos químicos de EOR 
debido a que exhiben relativamente baja adsorción sobre rocas de arenisca cuya superficie de carga 
es negativa.  
 
41
4.3.1. CRITERIOS DE APLICACIÓN DE LA INYECCIÓN DE POLÍMEROS 
.  
 
 
Para la aplicación de la Inyección de Polímeros se debe tener en cuenta aspectos que afectan a los 
polímeros. 
 
A continuación se va a mostrar los factores químicos que influyen a los polímeros en función a la 
calidad del agua con la que se va a inyectar, los cuales pueden degradar a los polímeros que se usan 
en la recuperación mejorada, y al impacto en la viscosidad. 
                                                          
40 Aguas Vanesa (2007), “Selección cuantitativa del método de recuperación mejorada aplicable a la arenisca 
“U inferior” de la formación Napo del Campo Cuyabeno – Sansahuari, Tesis de Grado, UCE. 
41 James J. Sheng, Ph. D, (2011), “Modern Chemical Enhanced Oil Recovery”.  
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4.3.1.1. Viscosidad del Polímero 
 
La viscosidad es el parámetro más importante para la solución del polímero. Como se mencionó 
anteriormente. Algunos de los factores que afectan a la viscosidad del polímero se analizan a 
continuación. 
 
4.3.1.1.1. Efecto de Concentración y Salinidad 
 
“Con el aumento de la concentración salina, muchos polímeros solubles en agua muestran una 
fuerte disminución en la viscosidad. El efecto de iones divalentes es aún más pronunciado que el de 
iones monovalentes; la presencia de cationes divalentes en pequeñas cantidades puede ocasionar, 
incluso, el fenómeno de floculación del polímero. Este efecto salino es de importancia en polímero 
con grupos ionizables”42
4.3.1.1.2. Efecto de la Temperatura 
. 
 
 
En relación con este efecto, hay dos factores que deben ser considerados:  
 
 La temperatura a la que se somete el polímero, y  
 El período de tiempo que se mantenga esta condición.  
 
En general, las soluciones poliméricas pierden viscosidad con el incremento de la temperatura; por 
otro lado, cuando las soluciones de polímeros pasan períodos de tiempo prolongados a elevadas 
temperaturas, ocurre degradación de las cadenas poliméricas, lo cual también afecta la viscosidad 
de la solución. 
 
4.3.1.1.3. Efecto de la Tasa de Corte 
 
“Las soluciones poliméricas utilizadas en la recuperación mejorada de crudo estás expuesta a 
deformaciones severas debido a la tasa de corte a la que se ven sometidas durante su preparación 
(agitación), transporte (tuberías, bombas, válvulas), inyección (a través de perforaciones de la 
tuberías del pozo) y flujo a través del medio poroso”43
                                                          
42 Fernández Iraima J, “Polímeros en solución y aplicación de los polímeros en la industria petrolera”, 
PDVSA - Intevep. 
43 Vera Helen y Loyo Jairo, (2003), “Evaluación de la opción “the polymer flood model” del eclipse 100”, 
Venezuela. 
.  
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Cuando estas deformaciones son lo suficientemente grandes como para romper las cadenas de 
polímeros sucede la degradación mecánica de las mismas. Estos rompimientos causan una 
disminución de la viscosidad y se debe evitar. 
 
4.3.1.1.4. Estabilidad del polímero 
 
“La degradación del polímero se refiere a cualquier proceso que rompe la estructura molecular de 
las macromoléculas. Las vías de degradación principales de preocupación en las aplicaciones de 
recuperación de petróleo son químicas, mecánicas y biológicas”44
4.3.1.2. Degradación 
. 
 
En el ANEXO 13, se muestran las pruebas de compatibilidad y estabilidad térmica de polímeros y 
surfactantes en campo. 
 
 
La disolución de los polímeros en agua incrementa la viscosidad, hay reducción de la viscosidad 
por otros factores como: 
 
 Degradación Mecánica. 
 Degradación Química. 
 Degradación Biológica. 
 
 
Figura 4.3. : Degradación de un Polímero. 
Fuente: Calidad del Agua en la Recuperación Mejorada de Petróleo mediante la Inyección de Polímeros, 
FLOEGER. 
 
 
                                                          
44 James J. Sheng, Ph. D. (2011), “Modern Chemical Enhanced Oil Recovery”. 
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4.3.1.2.1. Degradación Química 
 
“La degradación química se refiere a la ruptura de las moléculas de polímero, ya sea a través de 
corto plazo ataque por contaminantes, tales como el oxígeno y hierro, o a través de más largo plazo 
ataque a la estructura molecular por procesos tales como hidrólisis. Esto último se debe a la 
inestabilidad de las moléculas, incluso en ausencia de oxígeno o de otras especies atacan. En otras 
palabras, la estabilidad química de polímero es controlada principalmente por las reacciones de 
oxidación - reducción y la hidrólisis”45
4.3.1.2.2. Degradación Mecánica 
. 
 
 
Degradación mecánica describe la ruptura de las moléculas en la alta región de tasa del flujo cerca 
de un pozo, como resultado de altas tensiones mecánicas sobre las macromoléculas. 
 
 
Figura 4.4. : Comportamiento Reológico de las Soluciones de los Biopolìmeros Xanthan. 
Fuente: Apuntes Académicos de Recuperación Mejorada, Ing. Fernando Reyes, FIGEMPA, Universidad 
Central del Ecuador. 
 
                                                          
45 Fernández Iraima J, “Polímeros en solución y aplicación de los polímeros en la industria petrolera”, 
PDVSA - Intevep 
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4.3.1.2.3. Degradación Biológica 
 
La degradación biológica se refiere a la descomposición microbiana de las macromoléculas de los 
polímeros por bacterias durante el almacenamiento o en el reservorio. Aunque el problema es más 
frecuente para biopolímeros, ataque biológico también puede producirse por polímeros sintéticos. 
 
4.3.1.3. Calidad de Agua 
 
4.3.1.3.1. Salinidad 
 
Independientemente del tipo de polímero la salinidad afecta negativamente a la viscosidad. A 
mayor salinidad menor viscosidad final de la solución de polímeros. 
 
La salinidad del agua afecta en gran medida las características de movilidad, adsorción y reducción 
de permeabilidad de las soluciones poliméricas cuando se utilizan poliacrilamidas, mientras que los 
biopolímeros son más resistentes a condiciones severas. En las figuras 4.7, 4.8, 4.9, 4.10, se 
muestran los historiales de las salinidades del Tiguino 1, Tiguino 2, Tiguino 4 y Tiguino 6. 
 
 
 
Figura 4.5. : Salinidad del Tiguino 1. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamentos de Químicos y Corrosión 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4. 6. : Salinidad del Tiguino 2. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamentos de Químicos y Corrosión 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Figura 4.7. : Salinidad del Tiguino 4. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamentos de Químicos y Corrosión 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4.8. : Salinidad del Tiguino 6. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamentos de Químicos y Corrosión 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
4.3.1.3.2. Sólidos en Suspensión 
 
Los sólidos en suspensión, afectan principalmente la inyectividad del agua al reservorio. Los 
sólidos en suspensión no afectan a la viscosidad de la solución de forma significativa. 
 
4.3.1.3.3. pH 
 
El pH favorece la hidrólisis de los polímeros. Esto trae normalmente un leve incremento de la 
viscosidad y un mayor  riesgo de precipitación de las sales. 
 
4.3.1.3.4. Dureza 
 
Las sales di y trivalentes de Ca, Mg, Ba, actúan principalmente disminuyendo la viscosidad y 
eventualmente ocasionando precipitación. La precipitación conlleva también a una reducción en la 
viscosidad de la solución y además favorecer el taponamiento de la formación. Se puede entre 
cruzar sitios activos de la molécula o entre moléculas del polímero46
4.3.1.3.5. Oxígeno y Hiero 
. 
 
 
El O2, a niveles superiores a 20 ppb, provoca la degradación química de los polímeros. Esta 
reacción está fuertemente catalizada por Fe y sulfuros, y otros elementos o compuestos que puedan 
                                                          
46  “Calidad del Agua en la Recuperación Mejorada de Petróleo mediante la Inyección de Polímeros”, 
FLOEGER. 
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generar radicales libres. El oxígeno también provoca degradación de la calidad del crudo. El Fe, 
normalmente presente en las aguas por efecto de la corrosión, cataliza la reacción de degradación 
química de los polímeros, en presencia de trazas de oxígeno47. En la tabla 4.8, se muestra el análisis 
físico químico del agua de inyección. 
 
ANÁLISISFISICOQUÍMICO 
PARA POZOS INYECTORES 
LOCACIÓN CPF 
CAMPO TIGUINO 
Alcalinidad (mg/l) 380 
Dureza Total (mg/l) 500 
Dureza Cálcica (mg/l) 270 
Dureza Magnésica (mg/l) 230 
Sodio, Na+ (mg/l) 2274 
Magnesio, Mg2+ (mg/l) 56 
Calcio, Ca2+ (mg/l) 108 
Bario, Ba2+ (mg/l) 0 
Hierro Total, Fe2+ (mg/l) 1,3 
Cloruros, Cl- (mg/l) 2700 
Sulfato, SO42- (mg/l) 30 
Bicarbonatos, HCO3- (mg/l) 4250 
pH MEDIDO  --- 7,50 
CO2 EN AGUA (mg/l) 48 
H2S EN AGUA (ppm) 4 
OIL (ppm) 21 
Manganeso Mn2+ (mg/l) 0,14 
Residual de inhibidor de escala (ppm) 4,67 
Tabla 4.7. : Análisis Físico Químico del Agua de Formación del Bloque. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING,  Departamento de Químicos y Corrosión 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
4.4. ENSAYOS DE LABORATORIO 
 
4.4.1. LABORATORIO DE PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO 
 
4.4.1.1. Preparación de muestras de núcleo 
 
Para las pruebas de laboratorio primero se debe llevar a cabo la práctica de limpieza de núcleos con 
tolueno, para esta preparación de las muestras de núcleos se utilizan diferentes equipos para la 
limpieza de estos con tolueno. Luego siguen diferentes procesos de secado, y luego el núcleo se le 
debe saturar con salmuera al 100%, luego empezaran las pruebas. 
 
                                                          
47  “Calidad del Agua en la Recuperación Mejorada de Petróleo mediante la Inyección de Polímeros”, 
FLOEGER. 
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4.4.1.2. Pruebas de desplazamiento 
 
En el laboratorio las pruebas de desplazamiento deben estar equipadas con sistemas de 
desplazamiento automatizados. 
 
Algunos sistemas operan en los rangos aproximados de 350 ºF y 6.000 lpc y usan núcleos de hasta 
12 pulgadas de largo y entre 1 o 1,5 pulgadas de diámetro.  
 
4.4.1.3. Análisis de Núcleos 
 
Se utilizan pruebas especializadas para calcular con exactitud el petróleo original en sitio y permitir 
calcular la eficiencia de la extracción de petróleo por varios mecanismos de empuje. Entre estas 
pruebas se encuentran las mencionadas a continuación: especiales y su aplicación general se 
describen seguidamente:  
 
 Presión Capilar: se usa para conocer la distribución de saturación de agua en el yacimiento 
y correlacionar las saturaciones de agua con permeabilidad o porosidad y altura por encima 
del contacto agua - petróleo. 
 
 Permeabilidad y porosidad con presión de sobrecarga: se lleva a cabo mediante un 
instrumento diseñado para medir porosidad y permeabilidad a presión de sobrecarga. Con 
ello se obtienen datos más representativos de porosidad que permitan más exactitud en los 
cálculos del volumen en sitio.48
 
 
4.4.2. LABORATORIO DE QUÍMICA 
 
4.4.2.1. Estudio de comportamiento de fases. 
 
Los estudios de comportamiento de fases permiten a los ingenieros de yacimientos, determinar 
rápida y eficiente las formulaciones óptimas que se realizan en laboratorio para la tecnología de 
inyección de Surfactante/Polímero (S/P). 
 
Estos estudios de comportamiento de fases facilitan el estudio de sistemas de tensión interfacial y 
determinar las tendencias de emulsificación que se pudieran generar problemas de formación de 
emulsiones y den problemas económicos en el proyecto. 
                                                          
48 http://yacimientos-de-petroleo.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/anlisis-de-ncleos.html. 
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Para la utilización de la tecnología de inyección de Surfactantes/ Polímeros (S/P), se evalúan la 
medición de la tensión interfacial usando tensiómetros de gota giratoria y el desarrollo de pruebas 
de desplazamiento en núcleos para poder saber el potencial de recuperación de petróleo, la 
adsorción de aditivos químicos y las características del flujo en muestras de núcleos del 
yacimiento. 
 
4.4.2.2. Análisis de fluidos 
 
En el laboratorio de análisis de fluidos deben tener la capacidad para determinar las propiedades 
fundamentales del petróleo y los fluidos producidos en campo sometidos a estudio. 
 
Para la realización del análisis de fluidos en laboratorios deben constar de equipos de química 
analítica y determinación de propiedades de fluidos como también de espectrómetros, sistemas de 
autovaloración, viscosímetros, medidores de pH, densitómetros y hornos para poder desarrollar 
análisis esenciales. 
 
4.4.2.3. Análisis de polímeros y geles 
 
Debido a que cada proyecto y yacimiento son únicos, en el laboratorio se preparan y se evalúan los 
diferentes polímeros y/o químicos, para asegurar su optimización de acuerdo a las características de 
la formación y del agua de inyección / formación. 
Se desarrollan una rigurosa serie de pruebas antes, durante y después de la inyección. 
 
Los sistemas para el corte de núcleos, determinación de la saturación de fluidos, alteración de la 
mojabilidad y celdas de imbibición espontánea. Los resultados de las pruebas de desplazamiento 
consisten en información básica para los estudios de simulación numérica a escala de laboratorio y 
yacimiento para el diseño final del proyecto y del desarrollo de evaluaciones económicas del 
mismo. 
 
Figura 4.9. : Diseño de Laboratorio de Análisis para Recuperación Mejorada. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4.10. : Planchas de Agitación. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.11. : Viscosímetro. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.12. : Densitómetro. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4.13. : Tensiómetro de Gota Giratoria. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.14. : Comportamiento de Fases Bajo Luz Ultravioleta. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.15. : Celdas de Imbibición. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4.16. : Cromatógrafo de iones. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.17. : Espectrofotómetro Inductivo de Plasma ACOP. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.18. : Auto Valoradores. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
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Figura 4.19. : Bombas de Fluidos. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Figura 4.20. : Equipo de Desplazamiento. 
Fuente: Laboratorio de Tecnologías de Recuperación Mejorada, (2009), TIORCO. 
Editado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
4.5. ANÁLISIS DE FACTIBILIDAD DE APLICACIÓN DEL MÉTODO DE 
RECUPERACIÓN MEJORADA POR INYECCIÓN DE POLÍMEROS 
 
Para la inyección de agua se necesita sobre todo una continuidad en las arenas, se necesita una 
arena en lo posible sin heterogeneidades para que junto con la inyección de polímeros se pueda 
barrer eficientemente el petróleo de toda la arena. 
 
Un factor importante es la Saturación actual de petróleo. Después de largos periodos de 
producción, la saturación de petróleo disminuirá, el petróleo remanente que se encuentra en los 
capilares de radios pequeños por lo que se necesita incorporar nuevas técnicas de recuperación de 
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petróleo; la técnica que se empleará dependerá del valor de saturación actual al igual que la 
inversión del proyecto. 
 
Para este análisis de factibilidad se seleccionó el pozo Tiguino 5, para el desarrollo del proyecto. El 
pozo inyector Tiguino 5. Está ubicado al sur de la Estructura. Las distancias a los pozos 
productores son: 
 
POZOS TIG_ 02ST1 TIG_13HZRE1 TIG_20 TIG_01HZRE1 TIG_06HZRE1 
TIG _5 1.480 m 1.374 m 1.763 m 690 m 558 m 
TIG _5 4.854,4  ft 4.506,72 ft 5.782,64 ft 2.263,2 ft 1.830,24  ft 
Tabla 4.8. : Distancias de los Pozos Productores al Pozo Tiguino 5 Inyector. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING. Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
En el gráfico 4.1, se presenta las trayectorias de los pozos con el registro de GR, cortando el mapa 
de facies que corresponde al Tope T Inf_4, el desarrollo de la arena de canal en el Tiguino 5 es 
regular, la porosidad varía entre 10% y 14%, pero las capas son continuas hacia el norte y al este, 
por lo que la inyección en este pozo influye directamente en los pozos productores Tiguino 1 
HZST1 y Tiguino 6 HZST1. En el ANEXO 15, se muestran la trayectoria de los pozos en estudio. 
 
 
 
Gráfica 4.1. : Trayectorias de los Pozos. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING. Área de Yacimientos. 
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Para este estudio se escogió esta área para recuperación mejorada con polímeros, entre los pozos 
productores Tiguino 1 HZST1 y Tiguino 6 HZST1, y el pozo inyector Tiguino 5, en el intervalo de 
la arena de canal. 
 
PROPIEDADES PETROFÍSICAS DE LA ARENA DE CANAL 
POZOS 
ESPESOR 
(ft) 
POROSIDAD 
(fracción) 
PERMEABILIDAD 
(md) 
SATURACIÓN 
(fracción) 
TIG 5 20 0,12 47,01 0,24 
TIG 6 HZST1 19 0,14 66,41 0,19 
TIG 1 HZST1 45 0,19 570,31 0,23 
Tabla 4.9. : Propiedades Petrofísicas de la Arena de Canal. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING. Área de Yacimientos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
  
Para el área de estudio se utilizó las fórmulas de Herón de triángulos irregulares. Los valores de a, 
b, c, se obtuvieron de las distancias entre pozos con el área de drenaje de 1.131,6 ft. 
 
Ecuación 4.3. : Ecuación de Semi perímetro. 
 
 
Dónde: 
sp = Semi perímetro, ft. 
a, b, c = lados del triángulo, ft. 
a = Distancia + Radio. 
a = 2.263,2 + 1.131,6 = 3.394,8 ft. 
b = 1.863,24 + 1.131,6 = 2.994,84 ft. 
c = 1.867,0 + 1.131,6 = 2.998,6 ft. 
 
 
 
 
 
Ecuación 4.4. : Ecuación del Área de Selección. 
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Se tiene un área de 96,235 acres y con las propiedades petrofísicas obtenidas de cada pozo en el 
intervalo de la arena de canal, se realizó un promedio para poder sacar el volumen poroso.  
 
Ecuación 4.5. : Ecuación del Volumen Poroso del área seleccionada. 
 
 
 
 
 
 
 
 
Lo recomendable para éste método de recuperación mejorada es llenar hasta el 10% del Vp con 
agua con polímeros (358.362 Bls) y se puede inyectar 3000 Bls/Día, Debido a que se debe tener en 
cuenta que con la inyección con químicos hay problemas con la inyectividad. 
 
Con los datos de permeabilidades relativas de la arena Napo T Inferior y las viscosidades de agua y 
petróleo son:   = 6,510 y  = 0,710; se elaboró la curva de flujo fraccional, que se muestra en la 
gráfica 4.2, en base a las ecuaciones de flujo fraccional y avance frontal en el cual se asume  un 
sistema horizontal donde las fuerzas capilares, la absorción de químicos por la roca y de gravedad 
son despreciadas.  
 
La curva de flujo fraccional permite observar el comportamiento de desplazamiento de la fase 
mojante (agua) y no mojante (petróleo) dentro del reservorio. 
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Gráfica 4.2. : Curva de Flujo Fraccional de la Arena Napo T Inferior. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
4.5.1. INYECCIÓN DE AGUA CON POLÍMEROS 
 
Como se mencionó anteriormente la función de los polímeros es aumentar la viscosidad y 
disminuir la movilidad del agua para mejorar las eficiencias de barrido areal y vertical, es decir la 
eficiencia volumétrica. Un proceso de desplazamiento puede ser mejorado incrementando la 
viscosidad del agua, este factor puede incrementarse por la adición de polímeros. 
 
Para la inyección con polímeros se asumió un incremento de la viscosidad del agua de 0,710 a 1,2 
cp. Por lo que para graficar la curva de flujo fraccional para la inyección de agua con polímeros, se 
utilizó  para un crudo de 6,510 cp y para agua de 1,2 cp de viscosidad,  en la tabla 4.11,  se muestra 
los valores que se utilizaron para graficar la curva de flujo fraccional la cual se muestra en la 
gráfica 4.3. 
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Sw Kro Krw fw m (pendiente) 
0,15 1 0 0,0000  0,16 0,9419 0 0,0000 0 
0,1886 0,7891 0,004 0,0060 0,211 
0,2171 0,6548 0,008 0,0144 0,295 
0,2457 0,5376 0,012 0,0261 0,407 
0,2742 0,4362 0,016 0,0422 0,564 
0,3028 0,3491 0,02 0,0643 0,775 
0,3313 0,2752 0,024 0,0947 1,067 
0,3599 0,2131 0,028 0,1362 1,450 
0,3884 0,1617 0,032 0,1919 1,955 
0,417 0,1197 0,036 0,2652 2,563 
0,4455 0,0862 0,04 0,3577 3,245 
0,4741 0,0599 0,044 0,4685 3,875 
0,5026 0,0399 0,048 0,5908 4,290 
0,5312 0,0252 0,052 0,7123 4,250 
0,5597 0,0148 0,056 0,8195 3,761 
0,5883 0,0079 0,06 0,9011 2,854 
0,6168 0,0037 0,064 0,9540 1,857 
0,6454 0,0014 0,068 0,9831 1,017 
0,6739 0,0003 0,072 0,9965 0,470 
0,7024 0 0,076 1,0000 0,121 
0,731 0 0,08 1,0000 0,000 
1 0 1 1,0000 0,000 
Tabla 4.10. : Permeabilidades Relativas, Saturación de Agua y Flujo Fraccional del Agua Modificados con 
Polímeros. 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING. Área de Yacimientos. 
Elaborado Luis Herrera Silva. 
 
 
Debido a que la saturación de agua inicial será mayor que la saturación de agua irreductible, la 
tangente no se originará desde la saturación de agua inicial. La saturación promedio en el 
reservorio es determinada trazando una línea tangente a la curva de flujo fraccional, la intersección 
de esta línea con ,  define a . La tangente permite determinar la zona donde se 
encuentra estabilizado el sistema de fluidos, y la zona no estabilizada. , es constante desde el 
momento en que la inyección empieza hasta la ruptura, y se incrementara después de la ruptura 
hasta que alcance  
 
Con la gráfica 4.3, se puede cuantificar las condiciones, existentes una vez alcanzado el frente de 
ruptura (la ruptura es en punto en el cual el volumen de fluido inyectado llega o aparece en el pozo 
de producción), con la inyección de agua con polímeros, el agua acumulada inyectada, producida, 
el tiempo en el cual se produce la ruptura. 
 
De la curva de flujo fraccional modificada con polímeros se obtiene los siguientes datos: 
 
Saturación de agua promedio al tiempo de ruptura.  
Fracción de flujo de agua en el frente de flujo   
Saturación frente de inundación   
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Saturación de agua connata  
Saturación de agua residual  
Saturación de agua irreductible  
Saturación de agua al final del sistema de producción  
Fracción de flujo de agua al final del sistema de producción  
Saturación de agua promedio después de la ruptura.  
 
 
 
150 
 
 
Gráfica 4.3. : Curva de Flujo Fraccional de la Arena Napo T Inferior Con Polímeros. 
Elaborado: Luis Herrera Silva.
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4.5.1.1. Comportamiento hasta la ruptura: 
 
Dónde:   
 
Para la aplicación de las fórmulas a continuación se requiere del área transversal del Área de 
estudio, la cual es: 3,03412 acres, (la cual se obtiene con la distancia entre los pozos TIG 1 y TIG 6 
la cual es 1.867 ft y el radio de 1.131,6 ft)  y la fila de los pozos productores está localizada en 
1.630 ft de los pozos de inyección. 
 
4.5.1.1.1. El Volumen poroso de agua inyectada es definido: 
 
El Volumen acumulado de agua inyectada hasta la ruptura es igual al inverso de la pendiente de la 
tangente a la curva de flujo fraccional,  
 
Ecuación 4.6. : Ecuación del volumen de agua inyectada hasta la ruptura. 
 
 
 
Donde: 
Volumen de agua inyectada hasta la ruptura, adimensional. 
= Pendiente de la Tangente a la Curva de Flujo Fraccional vs Saturación de Agua. 
 
 
 
 
 
 
 
4.5.1.1.2. El tiempo hasta alcanzar la ruptura: 
 
El tiempo para alcanzar la ruptura se calcula como la relación del agua inyectada acumulada para la 
tasa de inyección de agua. 
 
Ecuación 4.7. : Tiempo hasta alcanzar la ruptura. 
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Donde: 
 Tiempo hasta alcanzar la ruptura, días. 
 = Agua inyectada acumulada hasta la ruptura, Bls. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Longitud, ft. 
 = Volumen de agua inyectada hasta la ruptura, adimensional. 
 = Caudal de inyección, Bls/BN. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
4.5.1.1.3. El agua inyectada acumulada hasta la ruptura: 
 
Ecuación 4.8. : Ecuación de agua inyectada acumulada hasta la ruptura. 
 
 
 
Donde: 
 = Agua inyectada acumulada hasta la ruptura, Bls. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Longitud, ft. 
 = Volumen de agua inyectada hasta la ruptura, adimensional. 
 = Caudal de inyección, Bls/BN. 
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Ya que se está trabajando con sistema lineal y homogéneo, se asume que , entonces 
se tiene que: 
 
4.5.1.1.4. Eficiencia de barrido de desplazamiento al tiempo de ruptura: 
 
Ecuación 4.9. : Ecuación de eficiencia de desplazamiento al tiempo de la ruptura. 
 
 
 
Donde:  
Eficiencia de Desplazamiento al Tiempo de la Ruptura, adimensional. 
 = Saturación de agua promedio al tiempo de ruptura, fracción. 
 = Saturación de agua connata, fracción. 
 
 
 
 
 
4.5.1.1.5. El agua producida hasta la ruptura: 
 
Ecuación 4.10. : Ecuación de agua producida hasta la ruptura. 
 
 
 
Donde: 
Wp= Agua Producida Hasta la Ruptura, Bls. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Longitud, ft. 
 = Saturación de agua connata, fracción. 
 = Saturación de agua residual. Fracción. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
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4.5.1.1.6. El petróleo recuperado en el tiempo de ruptura es: 
 
Ecuación 4.11. : Ecuación de petróleo recuperado al tiempo de la ruptura. 
 
 
 
Donde:  
 = Petróleo Recuperado al Tiempo de la Ruptura, Bls. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Longitud, ft. 
 = Saturación de agua promedio al tiempo de ruptura, fracción. 
 = Saturación de agua connata, fracción. 
 = Factor Volumétrico, Bls/BN. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
 
  
 
 
  
 
 
4.5.1.2. Comportamiento después de la ruptura 
 
Después de la ruptura, la saturación se incrementará continuamente  a . 
 
4.5.1.2.1. El petróleo producido después de la ruptura: 
 
Ecuación 4.12. : Ecuación de petróleo producido después de la ruptura. 
 
 
 
Donde: 
ΔNp = Petróleo Producido Después de la Ruptura, BN. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
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 = Porosidad, fracción. 
 = Longitud, ft. 
 = Saturación de agua promedio después de la ruptura, fracción. 
 = Saturación de agua promedio al tiempo de ruptura, fracción. 
 = Factor Volumétrico, Bls/BN. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
 
  
 
 
 
 
4.5.1.2.2. Petróleo Total producido: 
 
Ecuación 4.13. : Ecuación de petróleo producido total. 
 
 
 
Donde: 
 = Petróleo Producido Total, BN. 
 = Petróleo Recuperado al Tiempo de la Ruptura, BN. 
ΔNp= Petróleo Producido Después de la Ruptura, BN. 
 
 
 
 
 
Comprobación: 
 
Ecuación 4.14. : Ecuación de comprobación de petróleo total producido. 
 
 
 
 
 
 
 
156 
 
Donde: 
 = Petróleo Producido Total, BN. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Longitud, ft. 
 = Saturación de agua promedio después de la ruptura, fracción. 
 = Saturación de agua connata, fracción. 
 = Factor Volumétrico, Bls/BN. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
 
 
 
 
 
 
4.5.1.2.3. El volumen poroso de agua inyectada después de la ruptura: 
 
Ecuación 4.15. : Ecuación del Volumen poroso de agua inyectada a . 
 
 
 
Donde: 
Qi´ = Volumen poroso de agua inyectada a . 
 = Pendiente de la curva de flujo fraccional. 
 
 
 
 
 
 
4.5.1.2.4. Tiempo  después de la ruptura: 
 
Ecuación 4.16. : Ecuación del tiempo después de la ruptura. 
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Donde: 
 = Tiempo Después de la Ruptura, días. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Longitud, ft. 
Qi´ = Volumen poroso de agua inyectada a . 
 = Caudal de inyección, Bls/BN. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
 
 
 
 
 
 
 
4.5.1.2.5. El agua inyectada acumulada después de la ruptura: 
 
Ecuación 4. 17. : Ecuación de agua inyectada acumulada después de la ruptura. 
 
 
 
 
Donde:  
Wi´ = Agua Inyectada Acumulada Después de la Ruptura, Bls. 
 = Volumen poroso, Bls. 
Qi´ = Volumen poroso de agua inyectada a . 
 = Caudal de inyección, Bls/BN. 
 = Tiempo Después de la Ruptura, días. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
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4.5.1.2.6. El agua producida después de la ruptura: 
 
Ecuación 4.18. : Ecuación de agua producida después de la ruptura. 
 
 
 
Donde: 
 = Agua Producida Después de la Ruptura, Bls. 
Wi´ = Agua Inyectada Acumulada Después de la Ruptura, Bls. 
 = Petróleo Producido Total, Bls. 
 = Factor Volumétrico, Bls/BN. 
 
 
 
 
 
 
Comprobación del agua producida: 
 
Ecuación 4.19. : Ecuación para comprobar el agua producida después de la ruptura. 
 
 
 
 
Donde: 
Wp = agua producida después de la ruptura, Bls. 
 = Caudal de inyección, Bls/BN. 
 = Tiempo Después de la Ruptura, días. 
 = Porosidad, fracción. 
 = Área de la sección en estudio, acres. 
 = Longitud, ft. 
 = Saturación de agua promedio después de la ruptura, fracción. 
 = Saturación de agua connata, fracción. 
7758 = Constante de unidades a Bls/acre-ft. 
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Proyecto 
Volumen de 
agua 
inyectada Qi 
(adimensional) 
Tiempo 
tf  
(meses) 
Agua 
inyectada 
acumulada 
Wi (Bls) 
Agua 
producida 
Wp  (Bls) 
Petróleo 
Recuperado 
Npf y ΔNp 
(Bls) 
Hasta la Ruptura 0.266 17 1´530.886 431.641 881.928 
Después de la ruptura 0.539 35 3´102.060 1´778.360 277.178 
TOTAL  52 4´632.946 2´210.001 1´159.106 
Tabla 4.11. : Resultados de la Inyección de Agua con Polímero. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Con el incremento de 0.5 cp a la viscosidad del agua de formación por medio de inyección de agua 
tratada con polímeros hasta llenar el 10% del volumen poroso del área seleccionada. 
 
En la tabla 4.12, se muestra la cantidad de agua a inyectarse en el área de estudio para la 
recuperación mejorada mediante inyección de agua con polímeros, que es lo que se requiere 
teóricamente, además se muestra el petróleo recuperado hasta y después de la ruptura, 
posteriormente la producción disminuirá paulatinamente. Hasta un corte del 90 %, debido a que es 
antieconómico manejar alta producción de agua para la empresa. 
 
4.5.1.3. Petróleo incremental: 
 
 
 
  
 
 
 
En la gráfica 4.4, se muestra la historia de producción de los pozos Tiguino 1 HZST1 y Tiguino 6 
HZST1, la sumatoria de los dos pozos productores en el nivel de la Arena Napo T Inferior tiene 
una declinación del 19.5% anual.  
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Gráfica 4.4. : Producción de los Pozos Tiguino 1HZST1 y Tiguino 6HZST. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
 
Se toma en cuenta que el proyecto se lo va a aplicar en Junio del 2013. Por lo que se realizó el 
pronóstico de producción al tiempo en el cual se va a tener el incremento de producción, a un 
tiempo de 6 meses, comparándolo con el proyecto de recuperación secundaria.  
 
En la tabla 4.13, se muestra el pronóstico de producción mediante el programa OFM, en el tiempo 
en el cual no se tiene producción incremental. 
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PROYECTO FECHA DÍAS BASE PRODUCCIÓN (Bls/d) 
FO
R
E
C
A
ST
 
  
31/12/2011 31 1213 
31/01/2012 31 1191 
29/02/2012 29 1171 
31/03/2012 31 1149 
30/04/2012 30 1129 
31/05/2012 31 1108 
30/06/2012 30 1089 
31/07/2012 31 1069 
31/08/2012 31 1049 
30/09/2012 30 1031 
31/10/2012 31 1012 
30/11/2012 30 994 
31/12/2012 31 976 
31/01/2013 31 958 
28/02/2013 28 942 
31/03/2013 31 925 
30/04/2013 30 909 
31/05/2013 31 892 
6 MESES 
INICIALES 
1 30/06/2013 30 876 
2 31/07/2013 31 860 
3 31/08/2013 31 845 
4 30/09/2013 30 830 
5 31/10/2013 31 815 
6 30/11/2013 30 800 
Tabla 4.12. : Producción Base. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
En la tabla 4.14, se muestra la producción incremental con la declinación que se tiene de las 
sumatoria de historial de producción de los dos pozos que es del 19.5 % anual. 
 
 
 
PROYECTO FECHA DÍAS BASE PRODUCCIÓN (Bls/d) 
BASE + 
INCREMENTAL(Bls/d) 
 HASTA 
LA 
RUPTURA 
7 31/12/2013 31 786 962 
8 31/01/2014 31 771 947 
9 28/02/2014 28 758 934 
10 31/03/2014 31 745 921 
11 30/04/2014 30 731 907 
12 31/05/2014 31 718 894 
13 30/06/2014 30 705 881 
14 31/07/2014 31 693 869 
15 31/08/2014 31 680 856 
16 30/09/2014 30 668 844 
17 31/10/2014 31 656 832 
Tabla 4.13. : Pronostico de Producción Incremental Hasta la Ruptura. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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PROYECTO FECHA DÍAS BASE PRODUCCIÓN (Bls/d) 
BASE + 
INCREMENTAL(Bls/d) 
DESPUÉS 
DE LA 
RUPTURA 
18 30/11/2014 30 644 820 
19 31/12/2014 31 632 808 
20 31/01/2015 31 621 797 
21 28/02/2015 28 611 787 
22 31/03/2015 31 599 775 
23 30/04/2015 30 589 765 
24 31/05/2015 31 578 754 
25 30/06/2015 30 568 744 
26 31/07/2015 31 557 733 
27 31/08/2015 31 547 723 
28 30/09/2015 30 538 714 
29 31/10/2015 31 528 704 
30 30/11/2015 30 518 694 
31 31/12/2015 31 509 685 
32 31/01/2016 31 500 676 
33 29/02/2016 29 491 667 
34 31/03/2016 31 482 658 
35 30/04/2016 30 474 650 
36 31/05/2016 31 465 641 
37 30/06/2016 30 457 633 
38 31/07/2016 31 448 624 
39 31/08/2016 31 440 616 
40 30/09/2016 30 433 609 
41 31/10/2016 31 425 601 
42 30/11/2016 30 417 593 
43 31/12/2016 31 409 585 
44 31/01/2017 31 402 578 
45 28/02/2017 28 395 571 
46 31/03/2017 31 388 564 
47 30/04/2017 30 381 557 
48 31/05/2017 31 374 550 
49 30/06/2017 30 368 544 
50 31/07/2017 31 361 537 
51 31/08/2017 31 354 530 
52 30/09/2017 30 348 524 
Tabla 4.14. : Pronostico de Producción Incremental Después de la Ruptura. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Se realizó en el programa OFM, la predicción de la producción desde el inicio del proyecto en el 
cual no se tiene incremento de la producción y la proyección de producción con el incremental de 
producción por la inyección de polímeros. El incremento de producción es de 245.844 Bls. 
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Gráfica 4.5. : Producción Incremental de los Pozos Tiguino 1HZST1 y Tiguino 6HZST. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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CAPÍTULO V 
 
ANÁLISIS ECONÓMICO 
 
 
Para este estudio se analizó que con la aplicación de inyección de polímeros y se  puede 
incrementar la viscosidad del crudo y reducir la movilidad del agua para mejorar las eficiencias de 
barrido areal y vertical, y se recomienda la aplicación de agua de formación tratada con polímeros 
para incrementar la viscosidad del agua, decrecer la permeabilidad relativa del agua y reducir la 
razón de movilidad, y por ende incrementar el factor de recobro de petróleo, mediante la 
producción incremental, por lo que se procederá a realizar una estimación económica del proyecto. 
Por lo que con el análisis se permitirá conocer la factibilidad económica del proyecto. 
 
Debido a que en el campo Tiguino Central existe un proyecto de recuperación secundaria con 
inyección de agua, por lo que se va a  implementar un  proceso de recuperación terciaria, 
modificando el agua de inyección con polímeros, no se necesitaría de instalaciones de superficie 
como por ejemplo; líneas de inyección adicionales,  un sistema adicional de bombeo, ni se va hacer 
reacondicionamiento a un pozo para ser inyector. Lo que se considera un tanque para la mezcla del 
químico en el agua de formación, en el ANEXO 16, se muestra una estimación de la instalación en 
superficie para la inyección de agua con polímeros. 
 
5.1. CRITERIOS DE EVALUACIÓN DEL PROYECTO. 
 
5.1.1. VALOR ACTUAL NETO (VAN) 
 
El Valor Actual Neto (VAN), es un método de evaluación de proyectos de inversión que consiste 
en determinar el valor que resulta de la diferencia entre el desembolso inicial de la inversión y el 
valor presente de los futuros ingresos netos esperados, usando la tasa de descuento acorde al 
rendimiento mínimo esperado. 
 
Para  calcular el valor actual neto, la inversión requerida inicial debe considerarse con signo 
negativo desde el periodo cero. 
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Ecuación 5.1. : Ecuación del Valor Actual Neto. 
 
 
 
Dónde: 
i = Tasa de interés (% decimal) 
A = Monto Inicial (USD) 
n = Periodos flujo neto de caja. 
Qs = Flujo Neto de Caja. 
 
Se tiene los siguientes criterios: 
 
VAN = 0; Da igual realizar la inversión. 
VAN > 0; Conviene realizar la inversión. 
VAN < 0; No conviene realizarla. 
A mayor VAN más interesa realizar la inversión. 
 
 
5.1.2. TASA INTERNA DE RETORNO (TIR) 
 
Representa una medida de la rentabilidad y está definido como la tasa de interés que reduce a cero 
el valor presente,  
Una inversión es aconsejable si el TIR resultante es superior a la tasa exigida por el inversor. 
 
Ecuación 5.2. : Ecuación De la Tasa Interna De Retorno. 
 
 
 
 
Dónde: 
I = Inversión Inicial (USD). 
Qs = Flujo Neto de Caja. 
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5.2. COSTOS DE INVERSIÓN DEL PROYECTO 
 
El costo de inversión del proyecto incluye los costos de la perforación en el cual se tomara una 
muestra de un núcleo, Análisis del núcleo en laboratorio, Asesoría técnica de la empresa de 
servicios, Elaboración de la Simulación Matemática, Costos de los químicos a implementar y se 
requeriría de un tanque de mezcla. 
 
5.3. INGRESOS DEL PROYECTO 
 
Los ingresos del proyecto se obtienen multiplicando la producción incremental mensual por el 
precio referencial para PETROBELL INC GRANTMINING, la tarifa de petróleo producido 
incremental es de 30.10 USD. 
 
5.4. COSTOS DE PRODUCCIÓN 
 
Los costos de producción son la suma de los costos de operación y mantenimiento. Se refiere al 
capital que se debe gastar para la producción de petróleo, como ya se tiene un estimado de los 
costos de  operación y mantenimiento para la recuperación secundaria, se va a utilizar los costos de 
la inyección de agua antes y después de la ruptura y costos de tratamiento del agua producida por 
recuperación mejorada. 
 
Debido a los cambios en los contratos petroleros, las empresas operadoras pasan a ser empresas de 
servicios que se dedican a la explotación de crudo a cambio de una tarifa convenida con el estado 
ecuatoriano.  
 
Para el desarrollo del proyecto de estudio se requiere de la toma de un núcleo de aproximadamente 
de 30 pies, con un ángulo de 90º, por lo que para se toma en cuenta para la inversión el tiempo del 
taladro que demora en tomar el núcleo que se estima de dos días, el costo de la empresa que toma 
el núcleo, el análisis de este núcleo en el laboratorio, adicional se incluye para la inversión, la 
asesoría de la empresa de servicios de Recuperación Mejorada y los costos de la adquisición del 
software para la simulación. Debido a que el aumento de la producción no es inmediato, se toma un 
tiempo de 6 meses para que se pueda notar el incremento de producción, comparándola cuando la 
arena Napo T Inferior fue sometida a recuperación secundaria por inyección de agua. 
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5.5. PRONÓSTICO PRODUCTIVO 
 
Se realizó el pronóstico productivo a partir de la sumatoria del historial de producción de los  dos 
pozos,  asumiendo un incremento de 245.844 Bls al tiempo de ruptura (cuando el volumen de 
fluido inyectado llegue a los  pozos productores analizados) de 17 meses y luego de la ruptura hasta 
52 meses desde el inicio del proyecto, a partir del mes de Diciembre empieza el incremento de 
producción, el cual va ir declinando al igual que la declinación exponencial de los dos pozos que es 
del 19,5% anual. 
 
En la gráfica 5.1,  se muestra cómo va el incremento de la producción con la inyección de agua con 
polímeros, los dos periodos del proyecto hasta el tiempo de ruptura y después de la ruptura, 
calculado anteriormente. 
 
 
 
Gráfica 5.1. : Pronóstico de Producción. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
 
 
Con los datos obtenidos de la predicción de producción se realizó una proyección económica para 
determinar el ingreso por producción incremental, costo de inyección de la solución de polímeros, 
costos de inyección de inyección de agua hasta y después de la ruptura, y el costo de tratamiento 
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del agua producida de los dos periodos de la inyección con polímeros, y; además del TIR y VAN a 
una tasa de actualización del 18% anual. 
 
En las tablas 5.1, 5.2, 5.3, se muestran el análisis económico con la recuperación mejorada 
mediante inyección de agua con polímeros. 
 
En la gráfica 5.2, se muestra el flujo neto caja acumulada durante el proyecto de recuperación 
mejorada mediante inyección de agua con polímeros. 
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PROYECTO INYECCIÓN DE POLÍMEROS 
MOMENTO DE LA RUPTURA MOMENTO DE LA RUPTURA 
INICIO DE INYECCIÓN INICIO PRODUCCIÓN 
MESES INVERSIÓN jun-13 jul-13 ago-13 sep-13 oct-13 nov-13 dic-13 ene-14 feb-14 mar-14 abr-14 may-14 jun-14 jul-14 ago-14 sep-14 oct-14 
Petróleo Recuperado en el 
tiempo de la ruptura  881.928     (Bls 0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 
Petróleo Recuperado después 
de la ruptura 277.178   (Bls) Días 30 31 31 30 31 30 31 31 28 31 30 31 30 31 31 30 31 
Delta de Petróleo Recuperado  1´159.106    (Bls)   30 61 92 122 153 183 214 245 273 304 334 365 395 426 457 487 518 
Producción de Petróleo 
incremental 245.844 (Bls) Período 0,082 0,167 0,252 0,334 0,419 0,501 0,586 0,671 0,748 0,833 0,915 1,000 1,082 1,167 1,252 1,334 1,419 
Agua inyectada hasta la 
ruptura 1´530.886 (Bls)                                     
Agua producida hasta la 
ruptura 431.641    (Bls)                                     
Agua inyectada acumulada 
después de la ruptura 3´101.060 (Bls)                                     
Agua producida después de la 
ruptura 1´778.360 (Bls)                                     
Volumen a inundar con 
polímeros 358.362   (Bls)                                     
INGRESOS   0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 163.861,69 163.861,69 148.004,11 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 163.861,69 
Producción incremental (Bls)  (Bls)               5.444 5.444 4.917 5.444 5.268 5.444 5.268 5.444 5.444 5.268 5.444 
Ingresos (Tarifa de barril 
producido) 30,10 (USD/Bls)               163.861,69 163.861,69 148.004,11 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 163.861,69 
COSTOS*   -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -71.031,11 -25.158,15 -24.104,49 -25.158,15 -24.806,93 -25.158,15 -24.806,93 -25.158,15 -25.158,15 -24.806,93 -25.158,15 
Costos de inyección de la 
solución con polímeros* 1,15 (USD/Bls) 7 meses 58.873,76 58.873,76  58.873,76 58.873,76  58.873,76 58.873,76  58.873,76                     
Costos por barril incremental* 2 (USD/Bls) 46 meses             10.887,82 10.887,82 9.834,16 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.887,82 10.536,60 10.887,82 
Costos de inyección de agua 
hasta la ruptura* 0,15 (USD/Bls) 10 meses               13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 13.000,80 
Costos de inyección de agua 
después de la ruptura* 0,15 (USD/Bls) 35 meses                                   
Costos de tratamiento de agua 
producida hasta la ruptura* 0,05 (USD/Bls) 17 meses 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 1.269,53 
Costos de tratamiento de agua 
producida después de la 
ruptura*49 
0,05 (USD/Bls) 35 meses                                   
INVERSIÓN -380.000                                   
Alquiler de torre de perforación 
(Tiempo por sacar el núcleo 2 
días) 
  50.000                                   
Toma de núcleo   60.000                                   
Análisis de núcleo en 
laboratorio   40.000                                   
Asesoría técnica de la empresa 
prestadora de servicios   20.000                                   
Elaboración de la Simulación 
Matemática   80.000                                   
Tanque mezcla (4000 Bls)   130.000                                   
FLUJO NETO DE CAJA (USD) -380.000 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 -60.143,29 92.830,58 138.703,54 123.899,62 138.703,54 133.768,90 138.703,54 133.768,90 138.703,54 138.703,54 133.768,90 138.703,54 
FLUJO NETO DE CAJA ACTUALIZADO 
(USD) -380.000 -59.330,64 -58.502,45 -57.685,81 -56.906,37 -56.112,01 -55.353,83 84.245,47 124.118,92 109.472,78 120.842,22 114.968,32 117.545,37 111.831,73 114.338,47 112.742,41 107.262,23 109.666,55 
FLUJO NETO DE CAJA ACUMULADO (USD) -380.000 -439.330,64 -497.833,09 -555.518,90 -612.425,26 -668.537,27 -723.891,11 -639.645,64 -515.526,72 -406.053,94 -285.211,72 -170.243,40 -52.698,03 59.133,70 173.472,17 286.214,58 393.476,81 503.143,36 
Tasa de actualización 18% 
anual 0,18                   
VAN 3.430.859                   
TIR 11%                   
 
Tabla 5.1. : Análisis Económico Proyecto de Inyección de Agua con Polímeros Hasta la ruptura. 
Elaborado: Luis Herrera Silva.     
                                                          
* Costos Estimados por el Autor. 
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DESPUÉS DE LA RUPTURA 
nov-14 dic-14 ene-15 feb-15 mar-15 abr-15 may-15 jun-15 jul-15 ago-15 sep-15 oct-15 nov-15 dic-15 ene-16 feb-16 mar-16 abr-16 
18 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 35 
30 31 31 28 31 30 31 30 30 31 30 31 30 31 31 29 31 30 
548 579 610 638 669 699 730 760 790 821 851 882 912 943 974 1003 1034 1064 
1,501 1,586 1,671 1,748 1,833 1,915 2,000 2,082 2,164 2,249 2,332 2,416 2,499 2,584 2,668 2,748 2,833 2,915 
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
158.575,83 163.861,69 163.861,69 148.004,11 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 153.289,97 163.861,69 158.575,83 
5.268 5.444 5.444 4.917 5.444 5.268 5.444 5.268 5.268 5.444 5.268 5.444 5.268 5.444 5.444 5.093 5.444 5.268 
158.575,83 163.861,69 163.861,69 148.004,11 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 153.289,97 163.861,69 158.575,83 
-26.367,37 -26.718,59 -26.718,59 -25.664,93 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.367,37 -26.367,37 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.718,59 -26.016,15 -26.718,59 -26.367,37 
                                    
10.536,60 10.887,82 10.887,82 9.834,16 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.887,82 10.185,38 10.887,82 10.536,60 
                                    
13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 
                                    
2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
132.208,46 137.143,10 137.143,10 122.339,18 137.143,10 132.208,46 137.143,10 132.208,46 132.208,46 137.143,10 132.208,46 137.143,10 132.208,46 137.143,10 137.143,10 127.273,82 137.143,10 132.208,46 
103.118,78 105.474,49 104.002,17 91.605,12 101.256,54 96.294,23 98.494,04 93.667,11 92.401,50 94.512,38 89.880,58 91.933,87 87.428,43 89.425,70 88.177,41 80.762,78 85.810,63 81.605,28 
606.262,14 711.736,63 815.738,80 907.343,92 1.008.600,46 1.104.894,69 1.203.388,73 1.297.055,84 1.389.457,34 1.483.969,71 1.573.850,29 1.665.784,15 1.753.212,59 1.842.638,29 1.930.815,70 2.011.578,47 2.097.389,11 2.178.994,39 
 
Tabla 5.2. : Continuación Análisis Económico Después de la Ruptura. 
Elaborado: Luis Herrera Silva.
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DESPUÉS DE LA RUPTURA 
TOTAL 
may-16 jun-16 jul-16 ago-16 sep-16 oct-16 nov-16 dic-16 ene-17 feb-17 mar-17 abr-17 may-17 jun-17 jul-17 ago-17 sep-17 
36 37 38 39 40 41 42 43 44 45 46 47 48 49 50 51 52   
31 30 31 31 30 31 30 31 31 29 31 30 31 30 31 31 30   
1095 1125 1156 1187 1217 1248 1278 1309 1340 1369 1400 1430 1461 1491 1522 1553 1583   
3,000 3,082 3,167 3,252 3,334 3,419 3,501 3,586 3,671 3,751 3,836 3,918 4,003 4,085 4,170 4,255 4,337   
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 153.289,97 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 7.400.205 
5.444 5.268 5.444 5.444 5.268 5.444 5.268 5.444 5.444 5.093 5.444 5.268 5.444 5.268 5.444 5.444 5.268 245.854 
163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 153.289,97 163.861,69 158.575,83 163.861,69 158.575,83 163.861,69 163.861,69 158.575,83 7.400.205 
-26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.718,59 -26.016,15 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.367,37 -26.718,59 -26.718,59 -26.367,37 -1.609.491,35 
                                  412.116,30 
10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.887,82 10.185,38 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.536,60 10.887,82 10.887,82 10.536,60 491.708,00 
                                  130.008,00 
13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 13.290,26 465.159,00 
                                  21.582,05 
2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 2.540,51 88.918,00 
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
                                    
137.143,10 132.208,46 137.143,10 137.143,10 132.208,46 137.143,10 132.208,46 137.143,10 137.143,10 127.273,82 137.143,10 132.208,46 137.143,10 132.208,46 137.143,10 137.143,10 132.208,46   
83.469,52 79.378,91 81.192,29 80.058,92 76.135,45 77.874,73 74.058,30 75.750,14 74.692,74 68.412,00 72.687,91 69.125,67 70.704,82 67.239,76 68.775,83 67.815,78 64.492,31   
2.262.463,91 2.341.842,82 2.423.035,11 2.503.094,03 2.579.229,48 2.657.104,21 2.731.162,51 2.806.912,65 2.881.605,38 2.950.017,39 3.022.705,29 3.091.830,96 3.162.535,77 3.229.775,53 3.298.551,36 3.366.367,15 3.430.859,46   
 
Tabla 5.3. : Continuación Análisis Económico Después de la Ruptura. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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Gráfica 5.2. : Flujo Neto de Caja Acumulado. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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CAPÍTULO VI 
 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
6.1. CONCLUSIONES: 
 
 Como se conoce que la inyección de agua resulta ineficiente, debido a su alta movilidad, el 
agua tiende a rebasar al petróleo, por lo que se generan bajas eficiencias de barrido 
volumétrico, y para poder mejorar la eficiencia de esta inyección se necesitan adicionar 
químicos para incrementar la producción. 
 
 La principal meta de los métodos de Recuperación Mejorada es desplazar el petróleo 
residual móvil a través del medio poroso. La eficiencia de desplazamiento depende de la 
variación de la viscosidad, reducción de propiedades capilares y reducción de movilidad 
del agua de formación. 
 
 Para el desarrollo del screening se tomaron en cuenta parámetros o criterios técnicos de los 
diferentes métodos de recuperación mejorada, los cuales se compararon con los criterios 
técnicos que se tienen en el reservorio, de los cuales se realizaron análisis comparativos en 
función de diversos factores para su aplicación, y como resultado se obtuvo que el método 
idóneo para la  recuperación mejorada en campo es la inyección de agua con  polímeros. 
 
 Para poder aplicar el método de Inyección de agua con Polímeros (P), se tienen varios 
factores críticos para su aplicación, entre los principales está; la profundidad relacionado a 
la temperatura del reservorio debido a que causa inestabilidad a la solución de polímeros. 
 
 Para la aplicación de la Inyección de Polímeros se debe tener en cuenta aspectos que 
afectan a estos químicos, como son la calidad del agua de formación con la que se va a 
inyectar, los cuales pueden tener efectos de degradación, y al impacto de la viscosidad. 
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 Mediante la disminución de la movilidad y el incremento de la viscosidad del agua de 
formación con la solución de polímeros, el proceso de desplazamiento es mejorado. 
 
 La predicción del comportamiento de la inyección de agua, se puede pronosticar 
teóricamente el recobro de petróleo al tiempo y después de la ruptura, el tiempo hasta 
alcanzar la ruptura y el tiempo del proyecto, se puede determinar la eficiencia del barrido 
de desplazamiento al tiempo de la ruptura (30,7%), la cantidad de Barriles que deben ser 
inyectados para alcanzar la ruptura. 
 
Proyecto Tiempo tf  (meses) 
Agua 
inyectada 
acumulada Wi 
(Bls) 
Agua 
producida Wp  
(Bls) 
Petróleo 
Recuperado 
Npf y ΔNp 
(Bls) 
Hasta la Ruptura 17 1´530.886 431.641 881.928 
Después de la ruptura 35 3´102.060 1´778.360 277.178 
TOTAL 52 4´632.946 2´210.001 1´159.106 
 
 
 A pesar que la arena T Inferior se encuentra en una etapa avanzada de producción y 
presenta una saturación actual del 43%, luego del análisis de recuperación mejorada 
mediante la inyección de agua con polímeros en la zona de selección de los pozos TIG - 1 
y TIG - 6, los resultados que se esperan es tener una producción incremental de 245.844 
Bls en 52 meses. 
 
 La tasa aplicada por el Estado juega un papel importante en la ejecución de estos proyectos 
de Recuperación Mejorada, debido a que si no hay un incremento por la aplicación de 
nuevas tecnologías no sería económicamente rentable. 
 
 El Valor Actual Neto (VAN), para la recuperación mejorada mediante inyección de agua 
con polímeros fluctúa entre los 3´430.859 USD, la Tasa Interna de Retorno (TIR), es del: 
11 %, considerando que el análisis de Recuperación Mejorada, se lo desarrolla entre los 
pozos del área de estudio. 
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6.2. RECOMENDACIONES 
 
 Se recomienda tomar una muestra de núcleo de la arena de canal, para realizar pruebas 
experimentales de núcleo y de diseño de fluidos para aplicar la inyección de químicos 
(Polímeros). 
 
 Se requiere de una buena data de las propiedades de los polímeros que se obtienen en 
laboratorio, es recomendable obtener un núcleo de la arena, y así analizar las diferentes 
formulaciones del Polímero/Surfactante que es aplicable al reservorio y tener una base 
confiable para su posterior estudio en la simulación numérica. 
 
 Es recomendable escoger polímeros que a bajas concentraciones y a condiciones de 
yacimiento mantengan una alta viscosidad del agua y de la disminución de la 
permeabilidad al agua de la formación. 
 
 Para la aplicación de las tecnologías de Recuperación Mejorada, están directamente 
relacionada con el precio del petróleo, y por lo tanto representa una inversión adicional 
para la extracción del crudo, sin embargo, a medida que el petróleo se mantenga en valores 
altos, las tecnologías de EOR son perfectamente factibles. 
 
 Se debe tener en cuenta que los problemas de canalización de agua, disminuyen la 
eficiencia de barrido y el factor de recobro incremental, por lo que se debe evaluar y 
corregir estos problemas. 
 
 Se recomienda para la factibilidad técnica de un proceso de inyección de químicos 
(Polímeros), se debe realizar ensayos de laboratorio que incluyan pruebas de 
compatibilidad fluido – fluido y roca – fluido, a condiciones similares a las de yacimiento. 
 
 Se recomienda que al momento de realizar el reacondicionamiento, tomar pruebas de 
restauración de presión con la finalidad de verificar si existen o no daño de la formación y 
medir la permeabilidad actual, con esto se podrá estimar de mejor manera las tasas de 
inyección. 
 
 Se recomienda realizar pruebas de inyectividad a tasas múltiples para conocer el caudal 
con el cual el proyecto va trabajar. 
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ANEXO 1.1. : MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE NAPO T INFERIOR. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 1.2. : MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA FORMACIÓN NAPO T INFERIOR 
3. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 1.3. : MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA ARENA DE CANAL. 
 
 
 Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 2.1. : COLUMNA ESTRATIGRÁFICA. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos.
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ANEXO 3.1. : CORTE ESTRATIGRÁFICO N – S. 
  
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 3.2. : CORTE ESTRATIGRÁFICO NO – SE. 
 
 
 Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 4.1. : MAPA DE FACIES ALTOPE DE NAPO T INFERIOR 3. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
 
En esta capa que corresponde al tope de Napo T INF_3,   se observa la distribución de los tipos de 
roca TR0, TR1 y TR2, hacia el noroeste con una arena más limpia que  al este y al sur pierde sus 
características de reservorio. 
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ANEXO 4.2. : MAPA DE FACIES ALTOPE DE NAPO T INFERIOR 4. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
 
 
En esta capa que corresponde al tope de Napo T INF_4,   se observa la distribución de los tipos de 
roca TR0, TR1, TR2 y TR3, el canal se forma de este a oeste, el mejor tipo de roca está al este y al 
centro del canal, hacia el oeste se torna menos porosa, hacia el norte y al sur se acuña y desaparece. 
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ANEXO 5.1. : MAPA POROSIDAD DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 3. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 5.2. : MAPA POROSIDAD DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 4. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 6.1. : MAPA DE PERMEABILIDAD DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 3. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 6.2. : MAPA DE PERMEABILIDAD DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 4. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 7.1. : MAPA DE SATURACIÓN DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 3. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 7.2. : MAPA DE SATURACIÓN DEL TOPE DE NAPO T INFERIOR 4. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 8.1. : ESTUDIO DE INOCULACIÓN DEL CRUDO DEL TIGUINO 02 VISCOSIDAD VS. TASA DE CORTE. 
 
Fuente: Microbes, Inc. Ing. Fernando Reyes. 
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ANEXO 8.2. : ESTUDIO DE INOCULACIÓN DEL CRUDO DEL TIGUINO 02 VISCOSIDAD VS TEMPERATURA. 
 
Fuente: Microbes, Inc. Ing. Fernando Reyes.
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ANEXO 9.1. : CORTE GEOLÓGICO O - E DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN NAPO T INFERIOR TIGUINO 11 – TIGUINO 2ST. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 9.2. : CORTE GEOLÓGICO NO - SE DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN NAPO T INFERIOR TIGUINO 11 – TIGUINO 1H. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 9.3. : CORTE GEOLÓGICO E - SO DE LA RECUPERACIÓN SECUNDARIA EN NAPO T INFERIOR TIGUINO 5 – TIGUINO 6H. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 9.4. : CORTE GEOLÓGICO N - S DE LA RECUPERACIÓNSECUNDARIA EN NAPO T INFERIOR TIGUINO 5 – TIGUINO 1HRE. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 10.1. : DATOS DE TOPES, BASES, MD, X, Y. DE POZOS DE LA ARENISCA NAPO 
T INFERIOR. 
 
 
POZO TOPE MD Y X 
TIG_1 TOPE TINF 3 10312,03 9875785,03 284146,72 
TIG_5 TOPE TINF 3 10376,53 9875128,4 284113,98 
TIG_8H TOPE TINF 3 10452,68 9876287,39 284245,3 
TIG_11 TOPE TINF 3 10372,93 9876669,83 283827,07 
TIG_20 TOPE TINF 3 10662,54 9876847,94 284543,68 
TIG_4 TOPE TINF 3 10485,27 9877822,47 284222,86 
TIG_2ST1 TOPE TINF 3 10417,51 9876600,32 284116,99 
TIG_13HZRE TOPE TINF 3 10688,08 9876525,5 284290,7 
TIG_6HZST1 TOPE TINF 3 10604,83 9875408,84 284607,11 
TIG_20 BASE TINF 3 10708,07 9876847,64 284543,33 
TIG_11 BASE TINF 3 10402,1 9876670,32 283826,53 
TIG_1 BASE TINF 3 10333,78 9875785,03 284146,72 
TIG_5 BASE TINF 3 10401,91 9875128,4 284113,98 
TIG_4 BASE TINF 3 10528,55 9877822,47 284222,86 
TIG_2ST1 BASE TINF 3 10449,12 9876604,39 284116,75 
TIG_8H BASE TINF 3 10488,4 9876279,54 284248,34 
TIG_13HZRE BASE TINF 3 10884,1 9876501,26 284344,56 
TIG_6HZST1 BASE TINF 3 10676,83 9875426,43 284594,93 
TIG_1 TOPE T CANAL 10335,89 9875785,03 284146,72 
TIG_5 TOPE T CANAL 10413,96 9875128,4 284113,98 
TIG_8H TOPE T CANAL 10493,12 9876278,48 284248,75 
TIG_11 TOPE T CANAL 10406,21 9876670,38 283826,45 
TIG_20 TOPE T CANAL 10714,03 9876847,6 284543,28 
TIG_2ST1 TOPE T CANAL 10451,35 9876604,67 284116,74 
TIG_13HZRE TOPE T CANAL 10970,63 9876490,49 284368,61 
TIG_6HZST1 TOPE T CANAL 10694,54 9875430,8 284591,88 
TIG_4 TOPE T CANAL 10533,77 9877822,47 284222,86 
TIG_1 BASE T CANAL 10395,59 9875785,03 284146,72 
TIG_4 BASE T CANAL 10536,15 9877822,47 284222,86 
TIG_5 BASE T CANAL 10438,31 9875128,4 284113,98 
TIG_8H BASE T CANAL 10562,86 9876262,46 284254,98 
TIG_11 BASE T CANAL 10439,83 9876670,97 283825,84 
TIG_20 BASE T CANAL 10753,76 9876847,34 284542,96 
TIG_2ST1 BASE T CANAL 10499,93 9876610,64 284116,38 
Fuente: PETROBELL INC.GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
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ANEXO 11.1. : DATOS HISTÓRICOS DE PRODUCCIÓN DE LA ARENISCA NAPO T 
INFERIOR. 
Fecha 
Petróleo 
Bbl 
Agua 
Bbl Gas 1/Mcf Fecha 
Petróleo 
Bbl Agua Bbl Gas 1/Mcf 
01/08/1995 10995 363 55000000 01/01/2000 18424 281 129000000 
01/09/1995 17912 54 90000000 01/02/2000 17504 394 105000000 
01/10/1995 18425 74 92000000 01/03/2000 18588 150 112000000 
01/11/1995 15955 129 94000000 01/04/2000 25795 222 80000000 
01/12/1995 17057 86 100000000 01/05/2000 43250 391 62000000 
01/01/1996 18393 92 110000000 01/06/2000 37487 142 35000000 
01/02/1996 15767 79 95000000 01/07/2000 44354 129 59000000 
01/03/1996 18099 164 109000000 01/08/2000 44260 162 33000000 
01/04/1996 17456 842 105000000 01/09/2000 65661 376 131000000 
01/05/1996 18545 915 111000000 01/10/2000 73654 426 73000000 
01/06/1996 17688 833 88000000 01/11/2000 63598 294 0 
01/07/1996 17744 362 106000000 01/12/2000 39572 133 0 
01/08/1996 18676 637 93000000 01/01/2001 54723 186 0 
01/09/1996 19170 882 96000000 01/02/2001 108598 867 49000000 
01/10/1996 18694 799 93000000 01/03/2001 115618 402 5528000000 
01/11/1996 18289 373 91000000 01/04/2001 101608 152 5784000000 
01/12/1996 18367 471 92000000 01/05/2001 96165 99 5921000000 
01/01/1997 16593 270 83000000 01/06/2001 78119 89 4821000000 
01/02/1997 16440 166 82000000 01/07/2001 79941 81 4689000000 
01/03/1997 16422 683 98000000 01/08/2001 98880 507 6149000000 
01/04/1997 15876 559 95000000 01/09/2001 97318 307 6060000000 
01/05/1997 16554 167 99000000 01/10/2001 96930 767 5935000000 
01/06/1997 10773 567 65000000 01/11/2001 97776 1819 6988000000 
01/07/1997 8298 213 54000000 01/12/2001 93126 2324 8504000000 
01/08/1997 12870 78 90000000 01/01/2002 97557 2895 8692000000 
01/09/1997 11834 24 95000000 01/02/2002 71961 2703 7290000000 
01/10/1997 10113 20 91000000 01/03/2002 82824 3660 8459000000 
01/11/1997 11868 193 95000000 01/04/2002 87111 4744 9583000000 
01/12/1997 13090 294 105000000 01/05/2002 83977 5527 9292000000 
01/01/1998 10792 243 86000000 01/06/2002 81584 5662 8148000000 
01/02/1998 11792 315 83000000 01/07/2002 81061 6768 9008000000 
01/03/1998 14132 172 113000000 01/08/2002 86475 7971 8996000000 
01/04/1998 12406 138 93000000 01/09/2002 78296 7952 8315000000 
01/05/1998 11980 146 89000000 01/10/2002 77449 8026 8080000000 
01/06/1998 11196 170 78000000 01/11/2002 78118 8742 8370000000 
01/07/1998 11899 169 83000000 01/12/2002 76907 8944 8151000000 
01/08/1998 12064 134 84000000 01/01/2003 64196 18464 7115000000 
01/09/1998 12681 89 89000000 01/02/2003 82837 13738 7913000000 
01/10/1998 13401 177 94000000 01/03/2003 97400 10885 8700000000 
01/11/1998 12991 198 91000000 01/04/2003 45992 5543 3515000000 
01/12/1998 13190 228 92000000 01/05/2003 29914 4759 5539000000 
01/01/1999 12134 185 85000000 01/06/2003 34936 4172 3173000000 
01/02/1999 10811 165 76000000 01/07/2003 86674 8401 1,24E+10 
01/03/1999 10189 187 71000000 01/08/2003 86010 8213 1,32E+10 
01/04/1999 12282 137 86000000 01/09/2003 80663 8231 1,37E+10 
01/05/1999 17077 172 120000000 01/10/2003 83618,664 8961,74 0 
01/06/1999 17748 143 106000000 01/11/2003 77510 8556 0 
01/07/1999 21968 448 132000000 01/12/2003 78993,109 8631,61 0 
01/08/1999 21480 551 2449000000 01/01/2004 64967 8206 0 
01/09/1999 20701 401 145000000 01/02/2004 58534,898 6093,89 0 
01/10/1999 20683 379 103000000 01/03/2004 43442,523 3442,91 0 
01/11/1999 20310 351 81000000 01/04/2004 75145,492 6058,55 0 
01/12/1999 19079 251 95000000 01/05/2004 81703,602 10022,271 0 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Producción. 
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ANEXO 11.2: CONTINUACIÓN DATOS HISTÓRICOS DE PRODUCCIÓN DE LA 
ARENISCA NAPO T INFERIOR. 
 
Fecha 
  Petróleo 
Bbl   Agua Bbl  Gas 1/Mcf  Fecha 
  Petróleo 
Bbl   Agua Bbl  Gas 1/Mcf  
01/06/2004 66191,07 24708,74 0 01/10/2008 62826,219 32964,578 1,27E+10 
01/07/2004 81352,602 19189,141 0 01/11/2008 59554,012 28481,361 1,48E+10 
01/08/2004 105957,813 20862,541 0 01/12/2008 56109,629 31634,66 1,18E+10 
01/09/2004 91244 15187,1 9980000000 01/01/2009 50629,602 33202 1,20E+10 
01/10/2004 66783 24653,039 1,45E+10 01/02/2009 48073 33597 8809000000 
01/11/2004 87922 23290 1,70E+10 01/03/2009 55998 36267 8964570000 
01/12/2004 85656,984 18074,34 1,50E+10 01/04/2009 62248 34487 1,06E+10 
01/01/2005 84591 24123 1,79E+10 01/05/2009 61380 34596 1,22E+10 
01/02/2005 70740 18826 1,37E+10 01/06/2009 57119 29537 9467000000 
01/03/2005 71410,133 16641,471 1,58E+10 01/07/2009 59030 30391 9716000000 
01/04/2005 86984 27469 1,75E+10 01/08/2009 56426 20297 9274000000 
01/05/2005 77777 28946 1,79E+10 01/09/2009 54031 22338 8891000000 
01/06/2005 76096 39525 1,81E+10 01/10/2009 60305 31784 9689000000 
01/07/2005 73817 37273 1,45E+10 01/11/2009 61955 52677 1,12E+10 
01/08/2005 47345 21796 8866630000 01/12/2009 64065 63656 1,37E+10 
01/09/2005 63248 36562 1,37E+10 01/01/2010 66715 67822 1,44E+10 
01/10/2005 77330 40207 1,92E+10 01/02/2010 53663 60021 1,22E+10 
01/11/2005 87182 45875 2,08E+10 01/03/2010 76412 87914 1,73E+10 
01/12/2005 89306 61890 2,05E+10 01/04/2010 75491 86983 1,70E+10 
01/01/2006 78478,781 58550,48 1,68E+10 01/05/2010 73950 90289 1,75E+10 
01/02/2006 62057 34607 1,42E+10 01/06/2010 72071 91437 1,73E+10 
01/03/2006 54580,91 28679,709 1,27E+10 01/07/2010 71912 100086,203 1,78E+10 
01/04/2006 106012 43010 0 01/08/2010 72930 110992 1,77E+10 
01/05/2006 90044 55027 1,66E+10 01/09/2010 65869 103910 1,60E+10 
01/06/2006 77479 47934 1,31E+10 01/10/2010 63318 97568 1,44E+10 
01/07/2006 95366 82380 1,53E+10 01/11/2010 67734 100178 1,50E+10 
01/08/2006 108738 56580 1,73E+10 01/12/2010 70368 73890 1,48E+10 
01/09/2006 96416 54143 1,63E+10 01/01/2011 73514 107897 1,55E+10 
01/10/2006 93581,406 19710,98 2,59E+10 01/02/2011 63313,5 98647 1,43E+10 
01/11/2006 69696,086 15085,26 2,02E+10 01/03/2011 56017,301 79755,797 1,16E+10 
01/12/2006 64916 23744 2,10E+10 01/04/2011 68090,219 91908 1,42E+10 
01/01/2007 74617 28863 1,64E+10 01/05/2011 71190,055 105393,969 1,62E+10 
01/02/2007 74909 91616 1,75E+10 01/06/2011 66939,266 80456,289 1,42E+10 
01/03/2007 64747 46569 1,51E+10 01/07/2011 68714,117 74622,859 1,40E+10 
01/04/2007 63885 40302 1,35E+10 01/08/2011 74263,398 88873,289 1,64E+10 
01/05/2007 71177,227 29230,58 1,50E+10 01/09/2011 73107,898 96361,594 1,41E+10 
01/06/2007 60052 24266 1,37E+10 01/10/2011 77589,813 107367,141 1,65E+10 
01/07/2007 62297 30018 1,95E+10 01/11/2011 75099 110353 1,66E+10 
01/08/2007 39068 24133 1,82E+10 01/12/2011 60559 90465 1,32E+10 
01/09/2007 61796,5 31781 1,85E+10 01/01/2012 62014,5 107495,602 1,64E+10 
01/10/2007 63338,898 28378,301 8865790000 01/02/2012 66768,5 118364,5 1,76E+10 
01/11/2007 62253,539 27949,4 8441630000 01/03/2012 68377,102 128429,703 1,93E+10 
01/12/2007 66518,602 29380,799 9530890000 01/04/2012 57464,398 121357,703 1,61E+10 
01/01/2008 64194,199 31207,4 1,80E+10 01/05/2012 69716,297 131681,203 1,66E+10 
01/02/2008 57003,301 27039,781 1,68E+10 01/06/2012 62094,199 126165,898 1,57E+10 
01/03/2008 62898 28883,998 1,75E+10 01/07/2012 62215 148466 1,68E+10 
01/04/2008 65736,797 28686,551 1,87E+10 01/08/2012 61271 142434 1,46E+10 
01/05/2008 66363,023 31027,201 1,81E+10 01/09/2012 60023 131847 1,36E+10 
01/06/2008 62540,852 30987,891 1,51E+10 
    01/07/2008 67754,422 32744,73 1,62E+10 
    01/08/2008 57809,91 29673,07 1,05E+10 
    01/09/2008 57776,797 30948,148 1,00E+10 
    Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Producción. 
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ANEXO 12.1. : CROMATOGRAFÍA DE GASES DEL TIGUINO 6. 
 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión.
 
 
 
204 
 
ANEXO 13.1. : PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y ESTABILIDAD TÉRMICA DE LOS 
SURFACTANTES Y POLIMEROS. 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión. 
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ANEXO 13.2. : CONTINUACIÓN PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y 
ESTABILIDAD TÉRMICA DE LOS SURFACTANTES Y POLIMEROS. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión. 
 
 
 
206 
 
ANEXO 13.3. : CONTINUACIÓN PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y ESTABILIDAD 
TÉRMICA DE LOS SURFACTANTES Y POLIMEROS. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión. 
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ANEXO 13. 4. : CONTINUACIÓN PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y ESTABILIDAD 
TÉRMICA DE LOS SURFACTANTES Y POLIMEROS. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión. 
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ANEXO 13. 5. : CONTINUACIÓN PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD Y ESTABILIDAD 
TÉRMICA DE LOS SURFACTANTES Y POLIMEROS. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Departamento de Químicos y Corrosión.
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ANEXO 14.1. : TRAYECTORIA  DE LOS POZOS DEL ÁREA EN ESTUDIO. 
 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos. 
 
 
 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING, Área de Yacimientos.
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ANEXO 15.1. : PROPUESTA DE INSTALACIÓN EN SUPERFICIE DE LA INYECCIÓN DE AGUA CON POLÍMEROS. 
 
Fuente: PETROBELL INC. GRANTMINING. Área de Proyectos. 
Elaborado: Luis Herrera Silva. 
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ANEXO 16. 1. : CURRÍCULUM VITAE 
 
 DATOS PERSONALES 
 
NOMBRE:     Luis Ricardo Herrera Silva  
CÉDULA DE IDENTIDAD:   N° 171306252-7 
FECHA DE NACIMIENTO:   13 de Abril de 1987  
EDAD:     26 años 
ESTADO CIVIL:     Soltero 
DIRECCIÓN DOMICILIO: Gaspar de Carvajal Nº 930 e Interoceánica. (Sector 
Tumbaco) 
LICENCIA DE CONDUCIR:   Tipo “B”, válida hasta 20-04-2017. 
TIPO DE SANGRE:      O+ 
TELÉFONO:     2377-100 
CELULAR:     0984665488 
E-mail:     lrhs.herrera@gmail.com 
 
 
ESTUDIOS REALIZADOS 
 
ESTUDIOS UNIVERSITARIOS:  Universidad Central del Ecuador  
Facultad de Ingeniería de Petróleos 
Egresado 
ESTUDIOS SECUNDARIOS:  Academia Militar Borja 3 
      Primer Escolta del Pabellón Nacional 
ESTUDIOS PRIMARIOS:   Escuela Fiscal Roberto Espinoza 
 
 
CURSOS REALIZADOS 
 
 INSTITUTO DE IDIOMAS “CEC Escuela Politécnica Nacional” 
Nivel avanzado 2 de inglés (8 niveles). 
 
 INSTITUTO DE IDIOMAS “CEC Escuela Politécnica Nacional” 
Nivel Básico  de chino mandarín  (2 niveles). 
 
 INSTITUTO DE IDIOMAS “BENEDICT” 
Curso de Conversación 1 de inglés. 
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 CENTRO DE COMPUTACION “Universidad Central del Ecuador” 
AUTOCAD 2D. 
 
 
CURSOS ASISTIDOS 
 
 “III Oil and Gas Update Latin America International Expo & Congress” 
SPE – Ministerio del Ambiente – Ministerio de Minas y Petróleos – OLADE – CIGMYP – 
Municipalidad de Guayaquil. 
Guayaquil, 27-29 de agosto de 2008. 
 
 “Seminario Técnico de Construcción de Pozos Petroleros” 
Halliburton - EPN - AEPIQ 
Asistente (16 horas).  
Quito, 15-16 de abril de 2009 
 
 “Industria Petrolera en el Ecuador” 
Colegio Regional de Ingenieros Geólogos, de Minas, Petróleos y Ambiental- CIGMYP 
Asistente (20 horas).  
Quito, 17 de febrero de 2010 
 
 “Jornadas Técnicas de Capacitación Baker Hughes” 
SPE Student Chapter EPN - Baker Hughes 
Asistente (24 horas). 
Quito, 7, 8, 9 de abril de 2010 
 
 “Primer Congreso Técnico Schlumberger” 
SPE Student Chapter EPN -Schlumberger 
Asistente (18 horas). 
Quito, 2 y 3 de junio de 2010 
 
 “Primer Workshop de Simulación de Reservorios y Modelamiento Geológico (Petrel y 
Eclipse)” 
FIGEMPA – GRUPO SYNERGY E&P ECUADOR 
Asistente (16 horas). 
Quito, 18 y 29 de junio de 2011 
 
 “Primeras Jornadas  Técnicas de Recuperación Mejorada de Petróleo” 
SPE Student Chapter Escuela Politécnica Nacional - SPE Sección Ecuador - REPSOL - 
Baker Hughes – Schlumberger – Ministerio de Recursos Naturales No Renovables 
Asistente (24 horas). 
Quito, 15 - 17 de noviembre de 2011 
 
 “Curso de Fracturamiento Hidráulico y Estimulación de pozos” 
SPE Student Chapter Escuela Politécnica Nacional - Schlumberger 
Asistente (8 horas). 
Quito, 24 de noviembre de 2011 
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 “Seminario Integridad de Tuberías” 
REPSOL YPF 
Asistente (10 horas). 
Quito, 8 de diciembre de 2011 
 
 “Jornadas Técnicas de Halliburton” 
EPN 
Asistente (24 horas). 
Quito, 14, 15,16 de Marzo del 2012  
 
 
PASANTIA PRE PROFESIONAL 
 
EP - PETROECUADOR – Campos Shushufindi, Auca, Cuyabeno, Libertador. – Departamentos 
de Producción, Ingeniería de Petróleos, Operaciones. 
Fecha de Inicio: 10 de Agosto 2011 - Fecha de Finalización: 9 de Septiembre 2011. 
Cargo: Pasante. 
 
REPSOL - YPF – Campos Amo, Iro, Ginta. Daimi – Departamentos de Producción, Operaciones 
y Perforación. 
Fecha de Inicio: 1 de Junio 2012 - Fecha de Finalización: 30 de Junio 2012. 
Cargo: Pasante. 
 
PETROBELL INC. GRANTMINING – Campo Tiguino – Departamento de Yacimientos, 
Producción. 
Fecha de Inicio: 1 de Agosto 2012 - Fecha de Finalización: 1 Mayo 2013. 
Cargo: Pasante - Tesista. 
 
Hoja de vida actualizada Mayo2013. 
